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Autorità per l’Energia Elettrica e il Gas (AEEG) 
Autorità indipendente di regolazione alla quale è affidata la funzione di garantire la promozione 
della concorrenza e dell’efficienza del settore elettrico e del gas, istituita ai sensi della legge 14 
novembre 1995, n. 481. Relativamente all’attività svolta dal GME, l’AEEG ha competenza tra l’altro 
per la definizione delle regole per il dispacciamento di merito economico e dei meccanismi di 




Indicatore, utilizzato per misurare il grado di liquidità degli hub del gas, calcolato come rapporto tra 
il volume di gas scambiato e quello consegnato. 
 
Clearing House 
Organismo, presente nelle Borse valori, che garantisce il buon fine delle obbligazioni sottostanti alle 
transazioni concluse dagli operatori. Agisce da controparte centrale, sostituendosi ai contraenti che 




Il trasporto di gas naturale attraverso reti di gasdotti locali per la consegna ai clienti. 
  
Downstream  
Tutte le attività che si svolgono tra la fase di caricamento del gas ai terminali d'esportazione (o di 
immissione nei gasdotti ad altissima pressione) e l'uso da parte dei consumatori finali. Comprende 





Contratto di compravendita di un bene in cui le condizioni su prezzo e quantità sono fissate nel 
momento in cui il contratto viene stipulato, ma la cui esecuzione avverrà in una data futura 
prefissata. Si configura quindi come una vendita/acquisto a consegna differita. 
 
Future 
Contratto a termine che si differenzia dal forward per la standardizzazione che caratterizza le 
principaliclausole contrattuali e per il fatto di essere scambiato su mercati organizzati. 
 
G 
Gas naturale liquefatto (GNL) 
Idrocarburo leggero, prevalentemente impiegato come combustibile e carburante. E' costituito 
principalmente da metano, convertito allo stato liquido mediante pressione atmosferica e 
temperatura a -161°C al fine di renderne più agevole il trasporto. Una volta arrivato a destinazione 
verrà opportunamente sottoposto ad un processo di rigassificazione. 
  
Gasdotto 
Conduttura adibita al trasporto di gas ad alta pressione e lunga distanza. 
 
Gestore dei Mercati Energetici (GME) 
Società per azioni costituita dal GSE alla quale è affidata la gestione economica del mercato 
elettrico secondo criteri di trasparenza e obiettività, al fine di promuovere la concorrenza tra i 
produttori assicurando la disponibilità di un adeguato livello di riserva di potenza. Precedentemente 
nota come Gestore del Mercato Elettrico, ha modificato la propria denominazione sociale in data 19 
novembre 2009. In particolare il GME gestisce il Mercato del Giorno Prima dell’energia (MGP), il 
Mercato di Aggiustamento (MA), il Mercato dei Servizi di Dispacciamento (MSD) e il Mercato a 
Termine Elettrico (MTE). Il GME inoltre gestisce i Mercati per l’Ambiente (Mercato dei Certificati 
Verdi, Mercato dei Titoli di Efficienza Energetica, Mercato delle Unità di Emissione) ed ha assunto la 
gestione della piattaforma P-GAS, che ha come finalità principale quella di consentire agli operatori 
l’adempimento dell’obbligo di offerta sul mercato regolamentato di una quota delle importazioni di 
gas prodotto in paesi non europei, di cui all’articolo 11, comma 2, della Legge 2 aprile 2007, n.40. 
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Gestore dei Servizi Energetici (GSE) 
Società per azioni a capitale pubblico che ha un ruolo centrale nella promozione, incentivazione e 
sviluppo delle fonti rinnovabili in Italia. Azionista unico del GSE è il Ministero dell’Economia e delle 
Finanze, che esercita i diritti dell’azionista con il Ministero delle Attività Produttive. Il GSE controlla 
due società: l’Acquirente Unico (AU) e il Gestore dei Mercati Energetici (GME). 
 
Giorno gas 
Periodo di 24 ore consecutive con inizio alle ore 06.00 di ogni giorno e termina alla stessa ora del 
giorno successivo.  
 
I   
Impianto di GNL 
Un impianto utilizzato per le operazioni di liquefazione del gas naturale, o di scarico, di stoccaggio e 
di rigassificazione di GNL. 
 
Impianto di stoccaggio 
Luogo ove è immagazzinato il gas naturale, trasferito dalla sua sede originale: spesso si tratta di 
giacimenti di gas esausti nei quali viene reimmesso il gas. 
 
Impresa di gas naturale 
La persona fisica o giuridica, ad esclusione dei clienti finali, che effettua almeno una delle seguenti 
attività: importazione, esportazione, trasporto, distribuzione, vendita, acquisto, o stoccaggio di gas 
naturale, compreso il gas naturale liquefatto, e che risulta responsabile per i compiti commerciali, 
tecnici o di manutenzione legati alle predette attività.  
 
Indice di Hirschmann-Herfindahl (HHI) 
Indice aggregato di mercato che misura il grado di concentrazione e dispersione delle quantità 
offerte e/o vendute dagli operatori. Può assumere valori compresi tra 0 (perfetta concorrenza) e 
10000 (monopolio): un valore dell’HHI inferiore a 1200 è considerato indice di un mercato 
concorrenziale, mentre al di sopra dei 1800 è considerato indice di un mercato poco competitivo. 
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L’HHI è calcolato aggregando le quantità offerte e/o vendute dai singoli operatori, incluse quelle 
vendute tramite contratti bilaterali, raggruppati sulla base dell’appartenenza di gruppo: le quantità 
relative a contratti CIP6 sono incluse in questo calcolo e assegnate all’operatore GSE. 
 
Italian Power Exchange (IPEX) 




Quantità di gas contenuto nella rete di metanodotti, indispensabile per garantire un flusso 
ininterrotto del gas trasportato dai punti di immissione a quelli di riconsegna.  
 
Liquidità 
Rapporto tra i volumi scambiati in borsa (su MGP) e le quantità complessive (includendo i contratti 
bilaterali) scambiate nel Sistema Italia. 
 
M  
Mercato OTC (Over the Counter) 
Indica un mercato non regolamentato, ossia un mercato in cui sono trattate attività finanziarie al di 
fuori delle borse valori ufficiali. Solitamente le modalità di contrattazione non sono standardizzate 
ed è possibile stipulare contratti “atipici”. In generale i contratti negoziati su tale mercato 
presentano livelli di liquidità inferiore rispetto a quelli scambiati sui mercati regolamentati. 
 
Mercato spot  
E' un mercato in cui la fornitura di gas è negoziata a breve termine e con prezzi variabili. 
  
Metano 
È un gas incolore, inodore, non tossico, che brucia all'aria con fiamma bluastra, è costituito da un 
atomo di carbonio e quattro di idrogeno con formula chimica (CH4). Il metano è il principale 
componente del gas naturale, cioè il combustibile gassoso di origine fossile formatosi centinaia di 
milioni di anni fa, per decomposizione chimica di vegetali, in assenza di ossigeno. 
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Metro cubo standard (Smc, Sm3, m3std) 
Unità di misura di volume usata per i gas, in condizioni "standard", ossia alla pressione atmosferica e 
alla temperatura di 15°C. 
 
Metro cubo normale (Nmc, Nm3, m3N) 
Unità di misura del volume usato per i gas, in condizioni "normali", ossia alla pressione atmosferica e 
alla temperatura di 0°C. Si usa anche per la misura del gas di petrolio liquefatto (GPL).  
La relazione esistente tra il normale metro cubo e il metro cubo standard è: 1Nmc = 1,056 Smc. 
 
P 
Periodo di regolazione 
È il periodo temporale, quadriennale, per il quale sono definiti i criteri per la determinazione delle 
tariffe per il servizio di trasporto e dispacciamento del gas naturale e di rigassificazione del gas 
naturale liquefatto. Il primo periodo di regolazione è iniziato il 1 ottobre 2001 e terminato il 30 
settembre 2005. Il secondo periodo di regolazione per l’attività di trasporto è iniziato il 1 ottobre 
2005 e terminato il 30 settembre 2009, mentre per l’attività di rigassificazione è stato ridotto a tre 
anni ed ha avuto inizio il 1 ottobre 2005 e terminerà il 30 settembre 2008.  
 
Piattaforma di negoziazione per l’offerta di gas naturale (P-GAS) 
È la piattaforma, gestita dal GME ed avviata il 10/5/2010, presso la quale i soggetti che importano 
gas prodotto da paesi non appartenenti all’Unione Europea sono tenuti ad adempiere all’obbligo di 
offerta di quote di tale gas importato previsto dall’art. 11, comma 2 della legge 40/07. 
 
Prezzo a pronti (spot) 
Prezzo corrente, esprime il «valore di mercato» attuale di un determinato bene o attività finanziaria. 
 
Prezzo di equilibrio 
Genericamente identifica il prezzo dell’energia che si viene a formare sul MGP e sul MI in ogni ora in  
corrispondenza dell’intersezione delle curve di domanda e offerta, così da garantire la loro 
uguaglianza. Nel caso di separazione del mercato in 2 o più zone, sia su MGP che su MI, il prezzo di 
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equilibrio può essere diverso in ciascuna zona di mercato (cfr. prezzo zonale). Su MGP il prezzo di 
equilibrio zonale può essere applicato a tutte le offerte di vendita, alle offerte di acquisto riferite ad 
unità miste e alle offerte di acquisto riferite ad unità di consumo appartenenti a zone virtuali. Le 
offerte di acquisto riferite ad unità di consumo appartenenti a zone geografiche sono valorizzate, in 
ogni caso, al prezzo unico nazionale (PUN). Sul MI, nel caso di separazione del mercato in due o più 
zone, il prezzo di equilibrio zonale è applicato a tutte le offerte di acquisto e di vendita. 
 
Punto di scambio virtuale (PSV) 
Punto virtuale situato tra i Punti di Entrata e i Punti di Uscita della Rete Nazionale di Gasdotti (RN), 
presso il quale gli Utenti e gli altri soggetti abilitati possono effettuare, su base giornaliera, scambi e 
cessioni di gas immesso nella RN. Punto di uscita (RN). 
 
Q 
Quota Fissa di Distribuzione 
Si riferisce alla tariffa di vettoriamento. E' espressa in €/anno ed il valore è uguale per tutte le 
tipologie di contatori e consumi; rimane inalterata per tutto l'anno termico (1° gennaio-31 dicembre). 
 
Quota Fissa 
E' il corrispettivo fisso relativo alla vendita al dettaglio. E' espressa in €/anno ed il suo valore è 
uguale per tutte le tipologie di contatori e di consumi; rimane inalterata per tutta la durata dell'anno 
termico. Quota Oneri Aggiuntivi (QOA)E' la componente a copertura degli oneri aggiuntivi relativi alla 
fornitura di gas naturale ed è costituita dalla somma dei seguenti elementi: 
• elemento CVI , pari al corrispettivo unitario variabile per la contribuzione al contenimento dei 
consumi di gas;  
• elemento CFGUI pari al corrispettivo unitario variabile per la compensazione degli oneri 
derivanti dall’attività svolta dai fornitori grossisti di ultima istanza (FGUI). 
 
Quota Stoccaggio (QS) 
E’ la componente relativa al servizio di stoccaggio, definita dall’Autorità sulla base dei criteri per la 
determinazione della tariffa di stoccaggio. E' uguale per ogni ambito tariffario ed è aggiornata una 
volta l’anno entro il 1° aprile. 
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Quota Trasporto (QTi) 
E’, per ciascun ambito tariffario i, la componente relativa al servizio di trasporto costituita dal costo 
medio ponderato relativo ai corrispettivi della tariffa di trasporto relativi alla fornitura di gas 
naturale. L'importo varia da ambito ad ambito. 
  
Quota Variabile di Distribuzione 
Si riferisce alla tariffa di vettoriamento. E' espressa in €/Smc ed il valore varia secondo gli scaglioni 
di consumo (otto) definiti dall’AEEG nella delibera ARG/gas 159/08 Allegato A. 
  
Quota Vendita (QVD)  
E' il corrispettivo variabile relativo alla vendita al dettaglio, cioè la componente che l'Autorità per 
l'Energia Elettrica e il Gas (A.E.E.G.) riconosce alla società di vendita per la remunerazione 




Il servizio relativo ad una qualsiasi delle attività di distribuzione, di misura e di vendita del gas per 
mezzo di reti, o anche relativo a più di una di queste. 
 
Shale Gas 
Particolare e molto diffusa tipologia di gas non convenzionale ricavata da scisti argillosi. Sta 
assumendo un ruolo sempre più importante, soprattutto negli Stati Uniti, grazie allo sviluppo di 
nuove tecniche di perforazione che ne rendono economicamente conveniente l’estrazione. 
 
Stoccaggio 
Riserva di gas immagazzinato in un terreno con caratteristiche geologiche particolari, allocato 





Stoccaggio di modulazione 
Lo stoccaggio finalizzato a soddisfare la modulazione dell'andamento giornaliero, stagionale e di 
punta dei consumi. 
 
Stoccaggio minerario 
Lo stoccaggio necessario, per motivi tecnici ed economici, a consentire lo svolgimento ottimale della 
coltivazione di giacimenti di gas naturale nel territorio italiano. 
 
Stoccaggio strategico 
Lo stoccaggio finalizzato a sopperire a situazioni di mancanza, di riduzione degli approvvigionamenti 




Take or pay  
E' una clausola presente nei contratti di acquisto del gas naturale secondo il quale l'acquirente è 
obbligato a pagare una quantità minima di gas prevista dal contratto anche se non la ritira. 
  
Tariffa binomia  
Tariffa composta da una parte fissa volta alla copertura dei costi fissi, e da una parte proporzionale 
ai consumi, destinata a coprire i costi variabili.   
 
Tariffe di trasporto 
Prezzi unitari applicati al servizio di trasporto e dispacciamento del gas naturale. Comprendono 
tariffe di capacità impegnata (“Capacity”), tariffe per unità di energia trasportata (“Commodity”) 
connesse, rispettivamente, alla capacità di trasporto richiesta dagli Utenti e al volume di gas 
immesso in rete.  
 
Trading  





Significa separazione e può essere di tre tipi:  
1) L'unbundling "contabile" è la separazione contabile delle diverse aree di attività di un'impresa 
(es. attività di produzione, approvvigionamento, stoccaggio, trasporto, distribuzione). 
2) L'unbundling "gestionale" è la separazione delle attività di un'impresa integrata in attività 
operative distinte, gestite da soggetti diversi come se ciascuna attività fosse un'impresa 
indipendente. 
3) L'unbundling "societario" è la separazione delle attività in società diverse. 
 
Upstream  








E' il volume di gas naturale che si può effettivamente estrarre o immettere in uno stoccaggio. Si 
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Il contenuto del presente lavoro riassume le attività di studio svolte nel corso degli ultimi tre 
anni di dottorato. Il settore di ricerca ed ambito di svolgimento di ciascuna attività sono stati 
finalizzati allo studio e all’analisi del mercato del gas naturale, che nella sua complessità offre 
innumerevoli spunti di studio ed indagini, alla luce di alcune delle problematiche relative alla filiera 
logistica del Gas naturale all’interno dell’industria Italiana ed Europea. Pertanto sarà descritto il 
settore del gas naturale nel nostro paese e le sue relazioni col resto del mondo, in particolare per ciò 
che attiene alla formazione del prezzo sui mercati europei.  
Lo scopo della presente ricerca è stato quello di investigare in particolare le interdipendenze di 
prezzo tra i diversi mercati, con attenzione agli impatti che le infrastrutture fisiche e il loro 
funzionamento hanno avuto sulla struttura di dipendenza della dinamica dei prezzi relativamente al 
recente caso Transitgas. 
La principale criticità affrontata dalla ricerca, è riconducile al mancato riscontro in letteratura 
di un approccio che preveda l’analisi integrata di tutte le componenti del mercato gas naturale, 
dall’analisi della normativa, alla struttura di mercato, fino alla determinazione dei prezzi, elementi 
interdipendenti e largamente interconnessi. Da qui lo sforzo di utilizzare una nuova metodologia di 
analisi di visione integrata del mercato, vista la sua elevata complessità, causata non solo dal 
proliferare di attori all’interno di un’articolata filiera, o da un’eccessiva produzione normativa, ma 
soprattutto da una crescente co-integrazione dei mercati europeoi all’interno di un nuovo network di 
infrastrutture.     
L’economista, al contrario del fisico che definisce l’energia come «capacità di compiere lavoro», 
non dispone di un concetto univoco di energia, ma deve definire l'energia in termini di «risorsa 
merce», di «risorsa sociale», di «risorsa strategica» o di «risorsa ecologica», e da qui nasce la 
complessità della ricerca. Il sistema gas italiano che ha attraversato un lungo periodo di sostanziale 
stasi, si trova da qualche anno in una fase di profondo mutamento, che ne ha reso evidente la 
complessità, in particolare nelle fasi di trasporto ed approvvigionamento che presentano maggiori 
elementi di criticità non solo per l’Italia, ma per l’intero continente Europeo, investito dall’ondata 
della liberalizzazione e della cointegrazione dei mercati.  
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A partire dall’analisi dei Day Ahead Prices sulle principali Borse Europee impattate dalla chiusura 
del gasdotto (APX-Olanda, EEX-Germania e PSV- Italia), e dalle simulazioni di possibili scenari di 
aumento di capacità gas per il PSV, sono state tracciate le principali problematiche del Sistema Gas 
Nazionale nell’ambito di organizzazione, regolamentazione e pricing, proponendo nel contempo 
alcune direttrici ed azioni di intervento per risolvere le principali criticità.  
La tesi di ricerca è così incentrata sulla descrizione delle infrastrutture del gas naturale e sulle 
principali caratteristiche delle organizzazioni europee di scambio di gas naturale, suddivisa in sei 
capitoli.  
  Nel capitolo iniziale saranno descritte le caratteristiche della filiera del gas naturale, che 
stanno a monte del mercato del gas ma anche alla base di tutte le problematiche relative 
all’andamento crescente e distorto delle tariffe italiane a causa della scarsa liquidità di mercato, 
nonché del monopolio verticalmente integrato di Eni; nonostante la liberalizzazione rende non solo 
impossibile lo sviluppo di una sana concorrenza di mercato, ma allo stesso tempo estremamente 
difficile l’accesso alla rete di trasporto. Si affronteranno le principali caratteristiche del mercato 
italiano all’interno del contesto europeo con un panorama sul mercato globale, analizzando i 
principali paesi produttori e importatori con alcune previsioni e trend di consumo di breve e di lungo 
periodo. Saranno descritte le principali infrastrutture nazionali ed internazionali di 
approvvigionamento del gas, vista la progressiva cointegrazione dei mercati e valutati i fattori di 
rischio del mercato gas associati sia ai trend della domanda e offerta di gas in Europa ed Italia, sia 
alla regolamentazione del settore.  
Nel secondo capitolo sarà riportata una breve analisi della situazione italiana, ad oggi; l’accento 
sarà posto sulle problematiche del quadro regolamentare attuale, non sempre affrontate in maniera 
incisiva dall’Authority in tutte le fasi della filiera precedentemente descritte. Quest’analisi dei 
problemi si rende necessaria per vedere quali possono essere le possibili diverse evoluzioni e vie di 
uscita per un mercato liberalizzato ed interconnesso a livello Europeo. Saranno così proposte alcune 
analisi dei principali scenari possibili del mercato gas Italia 2025 che accentueranno la descrizione 
delle problematiche in corso. Verificare lo stato di avanzamento sia dell’ottimizzazione del trasporto 
del gas naturale in un network europeo di infrastrutture strategiche, che degli interventi 
programmatici e pianificatori, con azioni mirate sia al contenimento dei consumi energetici, che ad 
un nuovo equilibrio tra sistema dei trasporti e dell’energia implementati, significa iniziare la ricerca 
proprio dall’analisi dei processi di liberalizzazione del mercato. Proprio a tal riguardo, è interessante 
analizzare il disegno del Terzo pacchetto Europeo, finalizzato alla realizzazione della rete unica 
europea energetica e alla diminuzione dei costi attraverso la redistribuzione dei surplus di 
produzione da un Paese all’altro dell’Unione, che incentivano la costruzione reale del mercato unico 
europeo. Tale mercato dovrà essere incentrato sull’integrazione del sistema di tutte le infrastrutture 
necessarie, sull’apertura dei giusti canali di accesso per tutti i soggetti che vi operano e quindi 
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sull’attivazione di un settore che premi la concorrenza. Questi due punti passano da subito per una 
rete integrata su servizi di interconnessione sicuri ed efficienti Inoltre nel capitolo sarà ripercorso in 
senso critico l’analisi condotta dall’Authority e dall’Antitrust sullo stato di avanzamento dei processi 
di liberalizzazione all’interno della filiera, fino ad arrivare alla nascita della Borsa Gas Italiana.  
Nel terzo capitolo della ricerca, si prenderanno in rassegna alcune teorie standard della 
formazione del prezzo sui principali mercati del gas liberalizzati con un’analisi degli aspetti teorici e 
storici della struttura di mercato e dei meccanismi di prezzo, discutendo delle principali 
modellistiche del pricing attraverso la descrizione di alcuni modelli fondamentali. 
Nel quarto capitolo il tentativo sarà quello di elaborare una tassonomia delle forme di mercato 
e organizzazione che si stanno sviluppando in Europa con lo scopo di metterne in luce differenze e 
peculiarità per capire gli elementi necessari per lo sviluppo della liquidità. Saranno così descritti i 
principali trading hub fisici e virtuali, le organizzazioni Over the Count, le borse di gas o gas 
exchange ed i mercati di bilanciamento, mettendo in evidenza la loro capacità, liquidità, le loro 
regole di istituzione e di distribuzione ed i loro sistemi di tariffazione. 
Nel quinto capitolo, descritta l’infrastruttura di trasporto del gas naturale all’interno del 
panorama europeo ed i meccanismi di formazione di prezzo, con le relative strutture organizzative, 
si passerà all’analisi di alcuni dati di pricing sulle principali piattaforme elettroniche per andare a 
spiegare il recente fenomeno del gasdotto Transitgas e della sua interruzione. Lo scopo del capitolo 
è quello di investigare le interdipendenze di prezzo tra i diversi mercati, vista la recente 
cointegrazione, con particolare attenzione agli impatti che le infrastrutture fisiche e il loro 
funzionamento hanno avuto sulla struttura di dipendenza della dinamica dei prezzi relativamente al 
caso Transitgas (shock da infrastruttura) con un’analisi econometrica. 
Nel capitolo conclusivo, si individueranno gli obiettivi di una politica energetica atta a risolvere 
le questioni individuate. Da qui si può capire come è fondamentale lo sviluppo di nuove tecnologie e 
l’apertura di nuove strade per lo sfruttamento delle risorse già esistenti e per il trasporto, in modo 
da poter apportare nuove prospettive alla produzione ed utilizzo energetici.  
Riassumendo il presente studio è stato avviato con lo scopo di analizzare le future prospettive 
del mercato del gas naturale italiano, elaborando una tassonomia delle forme emergenti in Europa, 
analizzando le loro co-integrazioni, con particolare attenzione alle infrastrutture e ai modelli 
corretti di sviluppo, e ne sono emersi: 
 i punti deboli del sistema Italia in un network di infrastrutture strategiche collegate; 
 gli elementi necessari per lo sviluppo della liquidità, efficienza e trasparenza; 
 i modelli corretti di sviluppo del mercato. 
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Il tutto con l’obiettivo di individuare come le infrastrutture e la co-integrazione dei mercati 
possano giocare un ruolo fondamentale nella determinazione del pricing del gas naturale, facilitando 
l’efficienza di mercato, attraverso uno sviluppo adeguato di un corretto sistema economico di 
bilanciamento.  
Nel mutato contesto italiano molto importante sarà il raggiungimento dell’obiettivo di rendere 
efficiente la P-Gas, ovvero la Borsa del Gas, descritta all’interno del Secondo Capitolo, vista come un 
hub di libera negoziazione, trasparente e multilaterale. In questo modo il Punto di Scambio Virtuale 
(PSV) potrebbe divenire un vero mercato di bilanciamento giornaliero. Questa potrebbe essere un 
valido strumento per fissare prezzi trasparenti e di riferimento per l’approvvigionamento di gas. 
Tuttavia, secondo l’AEEG, ciò è auspicabile solo se “si verranno a determinare condizioni di liquidità, 
altrimenti si potrebbero determinare condizioni idonee a garantire (…) l’esercizio di un potere di 























                                                          
1 Fonte Indagine Conoscitiva. 
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Nel fornire la rappresentazione economica del settore del gas naturale, solitamente, si ricorre al 
classico schema della filiera. Se, da un lato, il tema delle strutture e dell’asset management del 
mercato del gas naturale è un nodo critico, dall’altro le spinte e le decisioni per un mercato 
competitivo sono ancora non totalmente risolte; in questo contesto, coloro che sono preposti a 
dettare le regole evidenziano come il tema dell’unbundling, tra i soggetti industriali che operano 
nella filiera produttiva del gas, sia un aspetto di rilevante importanza (Scarpa, 2005). Si sta cercando 
di creare una maggiore apertura e quindi una competizione nel mercato, rendendo efficace e 
trasparente l’accesso al sistema per il più ampio numero possibile di imprese commerciali. Occorre 
poi mantenere lo sguardo anche sul settore della distribuzione; a livello locale risulta ancora irrisolto 
nella sostanza l’aspetto giuridico, ovvero le modalità di affidamento e gestione del servizio di 
distribuzione. Questo è un altro comparto a forte tradizione industriale, con imprese sia di grandi 
che di piccole dimensioni, che hanno operato con elevati margini di profitto, realizzando e gestendo 
con competenza le reti e gli allacci.    
L’obiettivo è quello di individuare i modelli corretti di sviluppo del mercato e le possibili 
soluzioni per garantire il pieno espletamento del processo di liberalizzazione. I processi di 
privatizzazione e di liberalizzazione che hanno interessato i settori dei servizi di pubblica utilità2 ne 
stanno drasticamente mutando la struttura (IEA, 2005a); sono caratterizzati, infatti, da imprese che 
operavano in condizioni di monopolio pubblico verticalmente integrato, e ora stanno assistendo: 
 alla separazione verticale delle diverse parti della filiera; 
 alla concorrenza di alcune di queste fasi, quelle non caratterizzate da infrastrutture di rete; 
 alla regolazione dell’accesso alle stesse, dove invece permangono condizioni di monopolio 
naturale (EC, 2003a). 
Concentrarsi sull’analisi delle caratteristiche che stanno a monte del mercato del gas, significa 
valutare tutte le problematiche relative all’andamento crescente e distorto delle tariffe italiane, 
nonché del monopolio verticalmente integrato di Eni: tali aspetti rendono estremamente difficile 
l’accesso alla rete di trasporto (Poten & Partners, 2001).   
                                                          
2 Si tratta di servizi sempre più definiti come “servizi di interesse economico generale”. Denominazione adottata dall’Unione Europea per 
indicare in particolare “alcuni servizi forniti dalle industrie di rete quali i trasporti, i servizi postali, l’energia e la comunicazione. Tuttavia 
il termine di estende a qualsiasi altra attività economica soggetta agli obblighi di servizio pubblico” (EC, 2003a, p.7). 
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La mancata separazione proprietaria e gestionale delle fasi di mercato3 dalle attività a rete4 ha 
condizionato lo sviluppo degli investimenti infrastrutturali, dalla quale dipende sia il livello 
dell’offerta, che gli obiettivi dell’incumbent di tutelare le proprie quote di mercato ed i propri 
margini, frenando l’ingresso di gas definibile come indipendente all’interno dell’industria italiana. È 
venuto meno uno dei presupposti per l’apertura alla concorrenza: ovvero l’esistenza di un’offerta 
potenzialmente superiore alla domanda e lo sviluppo di strumenti di flessibilità della gestione 
accessibile anche ai nuovi entranti (Checchi et al., 2006). 
La situazione Italiana mostra uno scenario contraddistinto dalla mancata sicurezza degli 
approvvigionamenti e delle forniture, da una scarsa diversificazione della rete e da una crescente 
dipendenza estera pari circa all’87%5. 
La gravità di queste problematiche è inoltre accentuata da uno scenario che non evidenzia 
margini di miglioramento. Risulta difficile ipotizzare nel breve periodo un rientro dei prezzi 
all’ingrosso a causa della struttura dei contratti di approvvigionamento che indicizzano il prezzo del 
gas a quello dei prodotti petroliferi (The Brattle Group, 2000). Nel medio periodo invece, una 
maggiore concorrenza sul lato dell’offerta, che potrebbe derivare dallo sviluppo della tecnologia e 
dalle infrastrutture da un lato, e dall’affermarsi dei principi cardine della liberalizzazione europea 
dall’altro, consentirebbe di far fronte agli aumenti della domanda, spingendo verso una discesa del 
prezzo, anche in controtendenza rispetto al greggio (Dorigoni et al., 2002).  
Riconosciuto come il carburante della transizione, dal petrolio alle future energie alternative 
rinnovabili, il gas naturale assieme ai suoi derivati puliti, svolge un ruolo sostitutivo e non più 
complementare al petrolio, giocando una posizione significativa nella fase critica di transizione 
dell’economia energetica globale (BP, 2005). 
                                                          
3 Approvvigionamento e vendita. 
4 Trasporto, distribuzione e stoccaggi. 
5 L’Italia è il 4° Paese in UE per riserve permanenti, ma anche il secondo per valore assoluto in termini di consumi. L’Italia ha, infatti, un 
fabbisogno di 82 miliardi di metri cubi di gas (Fonte: AGI, 2011) con una crescita anno su anno del 6,6%. Il Paese ne produce 
internamente circa 8 miliardi (Fonte. AGI, 2010), con una riduzione anno su anno del 10%, il resto viene importato da Algeria, Russia, 
Olanda e Norvegia. Siamo ricchi di giacimenti ma poveri di estrazioni. Buona parte dei giacimenti si trovano nell’Alto Adriatico. Le 
esplorazioni sono state bloccate dal colosso ENI, ritenendo che qualsiasi tipo di estrazione nell’area avrebbe abbassato il suolo di 
Venezia. Tuttavia in Slovenia e Croazia si estrae tranquillamente. L’Italia, così come accaduto con il nucleare non ha un rapporto sereno 
con il progresso. Il fabbisogno petrolifero, che si attesta intorno al 50%, è coperto per oltre il 95% da importazioni. Questo dato grava 




La particolare posizione geografica dell’Italia, crocevia dei flussi di gas provenienti dal Nord 
Africa, dall’Europa Settentrionale, dalla Russia e, in futuro, anche dall’area Caucasica, fa del 
sistema Italia un punto strategico per il mantenimento dell’equilibrio e della sicurezza degli 
approvvigionamenti per l’intera Unione. L’Italia potrebbe dunque diventare un luogo di scambio e di 
transito di numerosi flussi e, sulla scia dell’esperienza nordamericana e inglese, sviluppare un 
rilevante mercato finanziario connesso ai flussi fisici di gas, trasformando l’Italia in un hub 
Mediterraneo, in contrapposizioni con l’hub del Nord Europa (Portatadino, 2004). 
Tuttavia, il mercato Italiano risulta essere molto vulnerabile in caso di incidenti o di crisi per gli 
approvvigionamenti, e con prezzi più elevati del resto d’Europa. L’operatore dominante controlla 
ancora l’84,5% della produzione nazionale ed oltre il 60% delle importazioni; a 10 anni dell’apertura 
del mercato, solo l’8% delle famiglie ed il 2% delle aziende medio-piccole hanno cambiato fornitore e 
la borsa del gas sconta gravi carenze di liquidità. 
E’ necessario quindi un ripensamento del disegno originario di liberalizzazione, al fine di 
eliminare le attuali distorsioni e di trasferire al consumatore finale i benefici derivanti dallo sviluppo 
della concorrenza e dalla diversificazione dell’offerta, ripercorrendo le logiche di funzionamento 
della filiera del mercato. 
 
1.1.2 La tecnologia e le infrastrutture della filiera del gas naturale 
 
L’industria nazionale del gas naturale è una filiera produttiva 6 articolata in varie fasi: 
approvvigionamento (produzione e/o importazione), infrastrutture (trasporto, stoccaggio, 





                                                          
6 La “filiera” verticale del gas può essere distinta in due fondamentali livelli: la fase “a monte” (upstream), comprendente le attività di 
approvvigionamento (comprensivo dell’importazione dall’estero, della prospezione, ricerca e coltivazione di giacimenti nel territorio 
nazionale), di stoccaggio (ovvero il deposito del gas in apposite riserve, al fine di garantire la continuità della forniture) ed, infine, di 
trasporto (i.e. la conduzione del gas naturale attraverso la rete nazionale di gasdotti ad alta pressione) e dispacciamento (ovvero 
l’attività volta ad impartire istruzioni per l’utilizzo e l’esercizio coordinato degli impianti di coltivazione e stoccaggio, delle reti di 
trasporto e distribuzione nonché dei servizi accessori); la fase “a valle” (downstream), comprendente le attività di distribuzione (cioè il 
trasporto attraverso le reti di gasdotti locali a bassa pressione per la consegna ai clienti finali) e di commercializzazione (ovvero la 

















Fig. 1: La filiera del gas naturale italiano. Fonte: elaborazione propria, 2010. 
 
 Il termine settore del gas cela dunque un’articolazione assai complessa. All’interno della filiera 
sono presenti un numero elevato di segmenti, ciascuno dei quali si presta ad un’analisi economica 
molto diversa. Mercati, almeno potenzialmente, concorrenziali coesistono con settori in monopolio, e 
mercati chiaramente locali si affiancano a mercati aperti internazionalmente. Per la mappatura, 
procedendo dalla materia prima verso il consumatore finale, conviene partire dalla descrizione dal 
segmento dell’approvvigionamento (Scarpa, 2005).  
 
1.1.2.1 Approvvigionamento, trasporto, via gasdotto e GNL, stoccaggio e dispacciamento 
 
 Per quanto riguarda la fase di approvvigionamento di gas, si fa riferimento sia alla produzione 
nazionale che alle importazioni. Sul fronte della produzione nazionale si registra un trend 
decrescente, già rilevato negli scorsi anni: nel 2009 la produzione nazionale si è attestata a 8 Mld di 
m3 (-13% vs. 2008) e le importazioni diminuiscono di un importo pari a 70 Mld di m3 (-10% vs. 2008)7 
(tab. 1). Continua poi la riduzione delle esportazioni a 210 Mld di m3 (-40% vs. 2008), segnando un 
totale di 78 Mld di m3 disponibili (fig. 2). 
 
 
                                                          




























  ANNO 
  2005 2006 2007 2008 2009 
Produzione nazionale 12.071 10.979 9.706 9.255 8.016 
Importazione 73.460 77.399 73.950 76.867 69.275 
di cui via gasdotto 70.957 74.210 71.519 75.312 66.385 
Algeria 25.227 25.005 22.153 24.437 21.371 
Russia 23.326 22.520 22.667 22.278 22.917 
Libia 4.493 7.692 9.241 9.872 9.168 
Olanda 8.040 9.372 8.038 9.416 7.213 
Norvegia 5.723 5.745 5.581 6.277 4.809 
Croazia 842 1.227 748 635 859 
Altri 3.306 2.649 3.091 2.397 48 
di cui via nave 2.503 3.189 2.431 1.555 2.890 
Algeria 2.237 3.164 2.431 1.555 1.340 
Trinidad Tobago 266 25 n.d. n.d. n.d. 
Qatar n.d. n.d. n.d. n.d. 1.550 
Esportazione 396 369 68 210 125 
Variazione scorte -1.130 3.526 -1.309 1.029 -886 
TOTALE disponibilità 86.265 84.483 84.897 84.883 78.051 
 









         
   
 
 
Fig. 2: Serie storica della produzione nazionale. Elaborazione: Insead, 2010. 
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In Italia la struttura dell’offerta del gas è data dalla produzione nazionale che nel 2009 ha 
contato per il 13,9%, dalle importazioni nette (84,8%) e dal prelievo da stoccaggi, che nel 2009 sono 
stati pari all’1,3% (IEA, 2005b). 
       Disponendo di fonti energetiche limitate e in assenza di impianti nucleari, l’Italia è largamente 
dipendente dalle importazioni di energia. Nell’ultimo decennio, il calo della produzione dei 
giacimenti italiani di gas naturale e la crescita del consumo interno hanno accentuato la dipendenza 
del Paese dalle importazioni di gas, le quali avvengono prevalentemente mediante gasdotto8. La 
significativa e crescente dipendenza dell’importazione è fattore di grande rilevanza, soprattutto 
perché determina la struttura stessa di funzionamento del sistema del gas naturale in Italia. 
Attualmente circa il 90% dei volumi prodotti fanno capo ad ENI (AGCG-AEEG, 2005).  
       Per quanto attiene al regime delle importazioni dall’estero occorre precisare che, per gli aspetti 
legali, è diverso il caso di importazioni sia da Paesi europei, dove è sufficiente una comunicazione, 
che dalle importazioni da Paesi extra-comunitari, dove è necessaria un’autorizzazione del Ministero.  
Un’ampia quota del gas estero è importato con contratti di tipo take or pay9, mentre gli acquisti 
spot10 rimangono ancora marginali. Si può osservare come i contratti di importazione take or pay 
                                                          
8 Il gas naturale, le fonti rinnovabili e i combustibili solidi stanno gradualmente sostituendo il petrolio come fonte di energia. Il consumo 
finale di energia è in aumento, mentre l’industria rimane il settore che consuma più energia. L’intensità energetica è inferiore alla 
media UE-27, mentre l’intensità di emissioni di CO2 è leggermente superiore. Nella fornitura di energia primaria, il petrolio e il gas 
naturale dominano la fornitura di energia in Italia, la quale è caratterizzata da un basso livello di diversità tra carburanti. Le quote di 
petrolio e gas nella fornitura di energia primaria in Italia sono entrambe sopra i valori medi UE-27 (38% e 24% rispettivamente). La 
quantità di gas fornita nel 2009 è aumentata del 69% dal 1990, sostituendo in parte il petrolio. La fornitura da fonti rinnovabili è quasi 
raddoppiata e detiene una quota leggermente al di sopra della media UE-27 del 6%. I combustibili solidi corrispondono al 9% del consumo 
lordo, pari a metà della media UE-27. 
 
9 Clausola dei contratti di acquisto del gas naturale, in base alla quale l’acquirente è obbligato a pagare al prezzo contrattuale, o a una 
frazione di questo, la quantità minima di gas prevista dal contratto, anche se non ritirata, avendo la facoltà di prelevare negli anni 
contrattuali successivi il gas pagato, ma non ritirato per un prezzo che tiene conto della frazione di prezzo contrattuale già corrisposto. 
Si tratta di contratti pluriennali della durata compresa tra i 20 e 30 anni (20-25 per il mercato italiano). Il prezzo del gas incorpora i costi 
di produzione, di trasporto dai giacimenti al punto di consegna della fornitura e le royalties sul territorio di paesi terzi, presentando un 
forte legame con l’andamento dei prezzi dei prodotti energetici (Brent, Gasolio, BTZ, ATZ ect). Non tiene conto nemmeno delle reali 
condizioni di scarsità della materia prima e dell’equilibrio tra domanda e offerta. Esiste tuttavia la possibilità di rinegoziazioni 
periodiche delle condizioni economiche previste nei contratti di import a fronte di cambiamenti nello scenario di riferimento. Per 
mitigare la rigidità insita nelle clausole take or pay sono state previste, nella maggior parte dei contratti, ulteriori clausole: mark-up, 
che consente al compratore di ritirare in un determinato anno, senza ulteriori costi aggiuntivi, le quantità non prelevate, ma già pagate 
in base alla clausola take or pay, e la carry forward, che consente invece di acquistare di più in un dato anno a fronte di quantitativi 
inferiori al take or pay acquistati in anni successivi. Tali clausole permettono di ripartire gli obblighi di prelievo del take or pay in un 
arco temporale inferiore generalmente ai 18 mesi (AEEG, 2006). 
 
10 Si tratta di contratti annuali o infra annuali, pari circa al 6%. I contratti spot riguardano principalmente il trading di gas naturale presso i 
principali hub europei per volumi e durata degli approvvigionamenti di norma limitati. 
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sottoscritti da Eni nell’imminenza dell’approvazione della direttiva 98/30/CE, hanno consentito al 
gruppo di continuare ad occupare quote dell’incremento annuo di domanda di gas e che, nonostante 
un significativo aumento degli di importatori, si tratta 11  di ingressi decisi dall’Eni stessa. La 
produzione nazionale continua ad essere quasi integralmente, circa l’80% nel 2010, nelle mani 
dell’operatore dominante, che può usare strategicamente i volumi prodotti e giovarsi di ulteriori 
notevoli flessibilità, sia in termini di quantità, sia di prezzo di approvvigionamento (AEEG, 2009). 
Anche le infrastrutture internazionali di trasporto utilizzate per l'importazione di gas in Italia, 
per la gran parte saturate dal gas proveniente dai contratti a lungo termine, sono interamente 
sottoposte al controllo di Eni che, direttamente o tramite società partecipate, è in grado di 
condizionarne la gestione. 
Tale posizione conferisce all’operatore dominate il potere di influenzare le dinamiche 
concorrenziali sul mercato soprattutto a valle della vendita; si osserva, tuttavia, che in una 
prospettiva dinamica la maggiore criticità concorrenziale risiede nella capacità di Eni di determinare 
se e come potenziare le infrastrutture estere esistenti, in modo da consentire anche ad altri soggetti 
di accedere ai canali di importazione tradizionali12. 
Infatti, la quota delle importazioni di gas riconducibili al gruppo Eni (47,9%) è rimasta 
preponderante anche nel 2009, nonostante gli effetti della crisi economica, l'entrata in esercizio del 
nuovo terminale di Rovigo e i potenziamenti realizzati sui gasdotti internazionali. Inoltre, se si 
considerano anche le vendite a qualunque titolo effettuate oltre frontiera, la quota di gas 
approvvigionato dal gruppo Eni sale al 64,2%. 
Per quello che riguarda gli acquisti sul territorio nazionale nel 2009 la quota di gas fornita 
direttamente dai due operatori principali è scesa rispettivamente al 19,7% (nel 2008 era del 35%) nel 
caso di Eni e al 7,4% (nel 2008 era dell’8,5%) nel caso di Enel. La stessa quota, è, invece, aumentata, 
passando dal 5,8% al 7,5% nel caso del gruppo Edison e dal 50,5% al 65,4% nel caso di altri operatori 
che hanno ceduto 48 dei 73,5 Mld di metri cubi complessivamente offerti sul territorio nazionale, 
testimoniando la presenza di un mercato all’ingrosso particolarmente vivace. Una parte del gas che i 
grossisti hanno acquistato da Eni è riconducibile al gas release, la cessione di gas al PSV, che Eni 
effettua in esito all’istruttoria dell’Autorità garante della concorrenza e del mercato dell’aprile 2006. 
Nonostante quel provvedimento prevedesse quantitativi di cessione pari a 2 Mld di metri cubi 
annui, nel 2009 l’effettivo ammontare di gas ceduto è stato di appena 1 Mld di metri cubi. 
Considerando i volumi che ciascun gruppo acquista da Eni (tanto sul territorio nazionale, quanto oltre 
                                                          
11  Con le eccezioni di Enel e, parzialmente, di Edison. 
12 Algeria e Russia in primis. 
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frontiera), si osserva come all’incumbent siano ancora riconducibili ampie quote del gas nella 
disponibilità di ciascun gruppo, sebbene esse siano significativamente diminuite rispetto all’anno 
precedente. Per Enel tale porzione è scesa al 6,5% (nel 2008 era 14,9%), per Edison al 20% (nel 2008 
era al 38,6%), mentre per gli altri gruppi essa varia tra il 12% e il 21% del gas disponibile (nel 2008 
oscillava tra il 13 e il 35%). Dall’analisi condotta emerge che la posizione dominante di Eni 
nell’approvvigionamento, nel controllo delle infrastrutture di trasporto internazionali e nella scelta 
delle modalità di cessione del gas per il rispetto dei tetti antitrust, determina a favore di Eni stesso, 
un costo di approvvigionamento del gas minore rispetto ai concorrenti. 
Lo sviluppo di un’effettiva concorrenza sarebbe condizionato dall’ingresso di nuovi operatori 
indipendenti da Eni nell’approvvigionamento di gas a condizioni competitive, mentre la condizione 
necessaria per evitare una mera spartizione tra gli operatori del mercato della vendita, in un 
contesto caratterizzato dall’utilizzo esclusivo di contratti take or pay, è costituita da una sufficiente 
flessibilità dell’offerta rispetto alle variazioni della domanda, garantita da un adeguato eccesso di 
capacità di trasporto, in grado di innescare una concorrenza per la conquista di quote di mercato 
(Accenture-AGICI, 2005). Sul tema dell’accesso indiscriminato al sistema, l’attività di regolazione 
svolta tra il 2001-2010 si è concentrata su tale obiettivo attraverso la definizione di norme volte a: 
 garantire condizioni favorevoli ai nuovi investimenti e allo sviluppo di modalità di utilizzo 
delle infrastrutture di sistema, atte a sostenere forme sempre più flessibili e concorrenziali di 
offerta di gas naturale; 
 limitare il potere di mercato dell’operatore dominante, stante la mancata previsione di una 
piena separazione proprietaria, in seno al gruppo Eni, tra fasi regolate (trasporto e 
stoccaggio) e fasi in concorrenza (approvvigionamento e vendita). 
     Inoltre il mercato del gas naturale è attualmente oggetto di notevoli cambiamenti in vista 
dell’avvio di un sistema di bilanciamento basato su meccanismi di mercato che introducono 
modifiche alla realizzazione dei servizi di trasporto e stoccaggio.  
Sul fronte degli acquisti, ad esempio, la novità del 2009 è l’avvio della Borsa del gas con 
l’attivazione della piattaforma gas (P-GAS) presso il Gestore dei Mercati Energetici (GME), avvenuto 
con un decreto ministeriale nel mese di Maggio. In questa prima fase il GME ha un ruolo di broker tra 
operatori venditori e operatori acquirenti. Nella seconda fase, avviata all’inizio dell’anno termico 
2010, ha assunto il ruolo di controparte centrale (AEEG, 2010). 
       I punti di accesso alla rete nazionale dei gasdotti più importanti sono: da Tarvisio, con il 
gasdotto austriaco TAG (Trans Austria Gas Pipeline) con gas di provenienza russa, da Mazara del 
Vallo, attraverso il TRANSMED, punto di importazione del gas algerino, da Passo Gries, dove giunge il 
gasdotto proveniente dai Paesi del Nord e che importa gas norvegese ed olandese. Per quanto 
concerne i terminali marini, sono attivi ad oggi due unici rigassificatori, uno a Panigaglia (La Spezia), 
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dove giunge via nave il gas naturale liquefatto (GNL) oggi in grado di fornire poco meno del 4% del 
fabbisogno nazionale, ovvero 3,5 Mld di metri cubi (tab. 2) e quello di Rovigo. Tuttavia sono in corso 
o appena conclusi numerosi progetti di potenziamento della rete (tab. 3) o di costruzione di vere e 
proprie pipeline (tab. 4) che muteranno le prospettive per l’approvvigionamento con un totale di 
nuova capacità di 45.5 Mld di metri cubi (Erg, 2008).  Riassumendo quindi si dovrebbe passare da: 
 
 totale capacità esistente via pipeline: ~ 83,5 Mld/anno 
                                                + 
 totale nuova capacità via Pipeline: ~ 45,5 Mld/anno 
 
= totale nuova capacità: ~ 129,0 Mld/anno 
 
      Gli operatori attivi sono 25 dai Paesi europei e 15 da quelli extra comunitari. L’operatore 
dominante, Eni, importa circa il 64% del gas totale che entra in Italia. Il secondo importatore è ENEL, 
con circa 9 Mld di metri cubi importati. 
       Per quanto attiene alle infrastrutture europee, sono due i gasdotti di riferimento principali per 
l’accesso all’Italia: il TENP, cha da Nord a Sud attraversa la Germania, mentre il TAG attraversa 
l’Europa dell’Est e giunge in Austria. 
       I proprietari delle condotte13 hanno stipulato contratti di trasporto di lungo periodo, con tariffe 
calcolate per un ritorno degli investimenti in un’ottica di lungo periodo (20-25 anni). 
       Negli ultimi anni, con l’apertura del mercato, le società proprietarie di infrastrutture hanno 
modificato le logiche di investimento, ma esse chiedono agli utilizzatori adeguate garanzie, ovvero 
contratti di utilizzo di lungo periodo14. Le società, che detengono diritti esclusivi di trasporto o di 
utilizzo, sono in grado di condizionare lo sviluppo di nuove importazioni di gas da terzi. In assenza di 
una disciplina che assicuri l’accesso trasparente e indiscriminatorio ai gasdotti internazionali, questi 
sono usati come strumento strategico per non consentire nuove iniziative di importazione15. Occorre 
evidenziare che non sono sufficienti le regole comunitarie16(Friedrichs, 2001). 
                                                          
13 O titolari esclusivi.  
14  Modalità di ship or pay fino a 20 anni. 
15 Trattasi delle regole di “allocazione” delle capacità. 
16 Si pensi alla Svizzera, il cui comportamento non è determinato dalle prescrizioni di Bruxelles. 
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Tab. 2: Capacità delle infrastrutture nazionali di importazione di gas naturale. Fonte: Prospettive di sviluppo 
delle infrastrutture di approvvigionamento e stoccaggio del gas naturale – Ministero Sviluppo Economico, 
2006. 
 
POTENZIAMENTO INFRASTRUTTURE  
Capacità nominale di trasporto 
(Mld metri cubi/anno) 
Gasdotto Greenstream  3.0 (2011) 
Gasdotto TTPC in Tunisia 3.5 (2008); 3.0 (2010) 
Gasdotto TAG (Austria-Italia) Tarvisio 6.5 (2009) 
Gasdotto TRANSMED  6.5 (2009) 
 
Tab. 3: I potenziamenti della pipeline. Fonte: ERG, Maggio 2008. 
 
LE PIPELINE I NUOVI PROGETTI 
Capacità nominale di trasporto 
o di rigassificazione (Mld metri 
cubi/anno) 
ITGI: Interconnessione Turchia-Grecia-Italia  11.5 (2012) 
GALSI: Gasdotto Algeria-Sardegna-Italia  8.0 (2011) 
TAP: Trans Adriatic Pipeline  10.0 (2011) 
 
Tab. 4: I nuovi progetti di costruzione di pipeline o GNL. Fonte: ERG, Maggio 2008. 
 
       Di conseguenza, la rigidità nelle politiche di approvvigionamento e la scarsità di offerta rispetto 
alla domanda interna causano inevitabilmente ripercussioni, oltre che sul livello di sicurezza del 
sistema (D’Ermo, 2007), anche sulle condizioni economiche di fornitura dell’utenza finale, e in 
particolare sulla clientela domestica. 
INFRASTRUTTURE ESISTENTI  
Capacità nominale di trasporto o di 
rigassificazione (Mld metri 
cubi/anno) 
Gasdotto TAG (Austria-Italia) Tarvisio 32.2 
Gasdotto Transitgas (Svizzera-Italia) - Passo Gries 21  
Gasdotto TRANSMED (Tunisia-Italia) - Mazara del Vallo  29.4  
Gasdtotto Greenstream (Libia-Italia) - Gela 8.3  
Gorizia 0.73  
Terminale GNL – Panigaglia 3.6  
Adriatic LNG - Terminale Rovigo 8  
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       Infatti, dal 2003 al primo trimestre 2010, la tariffa finale (fig. 3) di riferimento per il gas 
naturale pagata dai consumatori con consumi medi annui inferiori ai 200.000 metri cubi 17  è 
aumentata del 19.3%. Il principale fattore, che ha contribuito a tale andamento, è la componente 
materia prima QE18 (+3.6% di crescita media in ciascun trimestre) a causa del forte rialzo del prezzo 
del petrolio, mentre in termini di contributo alla tariffa le imposte rivestono il ruolo più critico, in 
quanto pesano per oltre il 40% sulla bolletta dell’utente finale (The Brattle Group, 2000). 
 
Fig. 3: Composizione della tariffa del gas metano. Fonte: elaborazione propria su dati AEEG, 2009. 
 
Investimenti per potenziare le capacità di approvvigionamento 
In una recente Relazione Annuale sullo Stato dei Servizi, il presidente dell’AEEG19 ha evidenziato 
in particolare i ritardi nei pochi investimenti avviati. È emersa, infatti, la problematica inerente alla 
sicurezza delle forniture, da cui scaturisce la necessità di aumentare gli entry-exit points nel Paese. 
Il sistema gas è in crescita: i consumi già aumentati di oltre il 10% negli ultimi due anni, 
dovrebbero arrivare a 100 miliardi di m3 entro 5 anni (AIEE, 2009). Partendo da questa 
considerazione occorre garantire la sicurezza e la stabilità nelle forniture. La recente crisi di gas ha 
ormai evidenzato che l’Italia è largamente dipendente dall’import da Paesi spesso politicamente 
instabili20 (fig. 4 e tab. 5). 
                                                          
17  In cui rientra l’utenza domestica. 
18 La definizione della componente materia prima QE è stata oggetto di un lungo e complesso contenzioso relativo alla delibera 248/04 che 
ne attenua il meccanismo di indicizzazione rispetto ai prezzi del petrolio sui mercati internazionali. L’obiettivo è quello di rendere 
l’andamento della componente QE il più rispondente possibile alle indicizzazioni presenti nei contratti di importazione di lungo periodo, i 
quali spesso godono di clausole di salvaguardia. 
 
19  Prof. Ortis (luglio 2007). 
20 Le tensioni tra la Russia e l’Ucraina del 2005 hanno originato, in quell’inverno, la riduzione delle importazioni verso l’Italia. Nel 2006 le 
importazioni di gas sono state di 72,2 miliardi di metri cubi. I maggiori Paesi esportatori da cui l'Italia si approvvigiona sono Libia (6,1%), 
Russia (31,9%), Algeria (37,4%), Paesi Bassi (10,9%), altri Paesi dell'UE (4,5%) e Paesi extra UE (1,5%). Da qualche tempo anche la 
















   Fig.4: Importazioni di gas naturale nel mercato italiano. Fonte: Elaborazione propria, 2010. 
 
Russia Algeria Libia Olanda Norvegia 
22 23 9 8 7 
 
Tab. 5: Composizione delle importazioni di gas in Italia (dati in miliardi di metri cubi). Fonte: BP, 2010. 
 
  Occorre quindi favorire la costruzione di nuove infrastrutture, in grado di trasportare in Italia i 
consistenti quantitativi di gas per far fronte alla crescita dei consumi previsti. Se come si è 
precedentemente illustrato, per aumentare la quantità di gas importato e l’affidabilità del sistema, 
sono stati previsti alcuni importanti investimenti sulle pipeline, per quanto riguarda invece i 
terminali GNL (fig. 5), ovvero l’approvvigionamento via nave di GNL, vi sono anche numerosi progetti 
in fase di valutazione o appena conclusi. Quello con maggiore stato di avanzamento progettuale ed 
autorizzativo è il terminale di Brindisi, che sono stati completati nel 2008.  
Il 2009 ha portato significative novità per i nuovi terminali di rigassificazione di GNL, prima fra 
tutte l’entrata in esercizio commerciale, a novembre 2009, del terminale offshore di Rovigo con una 
capacità di 8,0 Mld di m3/anno di gas dal Qatar. Tra i progetti più avanzati spicca il terminale di 
Porto Empedocle (8 Mld di m3/anno), per il quale si sta concludendo la gara per la selezione delle 
offerte per la realizzazione che dovrebbe iniziare nel 2011. Importanti passi avanti sono stati fatti 
anche dai progetti di Livorno e Gioia Tauro (capacità complessiva di circa 16 Mld di m3/anno). La 
spinta alla realizzazione dei terminali GNL è sostenuta dalla possibilità di accedere a produttori al di 
fuori dell’area Mediterraneo (Qatar e Nigeria) e di aprire a maggiori forniture da Egitto e Algeria. 
       Il trasporto del gas sottoforma di GNL è un sistema assai costoso, ma su distanze molto lunghe 
diventa molto competitivo con i gasdotti, ed è un elemento da considerare a maggiore ragione sia 
come risposta alla problematica legata alla diversificazione dell’offerta, sia se confrontato con le 
nuove tecnologie in acque profonde sviluppate da Eni e da Gazprom21. Ma il grande vantaggio del 
                                                          
21  Bluestream. 
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GNL consiste nella flessibilità rispetto al tubo: il gasdotto è un sistema rigido, vincola a lungo 
termine il venditore e l’acquirente, e li lega con il meccanismo dei contratti take or pay, rendendo il 
sistema chiuso22 e, soprattutto, non consentendo di scegliere l’acquirente, consegnando, di fatto, il 









Fig. 5: Terminali GNL in Italia. Fonte: Ministero dello Sviluppo Economico, 2008. 
     Uno stesso rigassificatore, posto il limite tecnico della capacità di rigassificazione, può ricevere 
gas da diversi approvvigionamenti, senza vincoli di provenienza e di durata del contratto. Il criterio 
di scelta dell’acquirente quindi è davvero il prezzo. Negli ultimi tempi, nell’ambito del mercato GNL 
sta, infatti, aumentando il numero delle forniture spot23, che danno ulteriore flessibilità al sistema e 
consentono lo sviluppo di un mercato a breve. Riassumendo, trainata dalla riduzione dei costi e dal 
miglioramento dell’efficienza in tutti i segmenti della filiera, l’affermazione del GNL come fonte di 
approvvigionamento energetico per il gas naturale ha tra i suoi punti di forza anche valutazioni di 
tipo strategico riconducibili alla flessibilità della filiera GNL favorita da:  
 assenza di legame fisico (pipe) tra produttore e consumatore;  
 maggiore concorrenzialità grazie alla pluralità dell’offerta (diversificazione dei soggetti e 
delle aree geografiche di approvvigionamento);  
 ampie garanzie, in un ambito di crescente liberalizzazione dei mercati, di forniture più 
flessibili ai prezzi più vantaggiosi.  
Lo stesso Piano di emergenza gas, messo a punto dal Ministero dello Sviluppo Economico nel 
giugno 2007, individua nella realizzazione di nuovi terminali GNL una delle misure più efficaci per 
affrontare la crisi strutturale del sistema gas italiano. Nel seguito del Piano, dopo una panoramica 
sull’evoluzione dei consumi e delle infrastrutture di importazione in funzione della previsione di 
                                                          
22  La stipula dei contratti take or pay è un valido motivo di rifiuto dell’accesso di terzi alle infrastrutture. 
23  Le cosiddette “navi non dedicate”.  
Terminale GNL esistente
Terminale GNL autorizzati
Terminale GNL in fase di realizzazione
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domanda di gas naturale a medio lungo termine, sia in Europa che in Italia, sono tratteggiati due 
aspetti determinanti per il decollo della filiera GNL: la valutazione economica e le problematiche di 
sicurezza che accompagnano l’installazione di terminali GNL (tab. 6 e tab. 7). 
 
I RIGASSIFICATORI: NUOVI PROGETTI 
 
Capacità nominale di 
rigassificazione (Mld metri 
cubi/anno) 
OLT offshore LNG 3.75 (2011) 
Brindisi (autorizzazione sospesa) 8 (n.d.) 
 
















Tab. 7: Terminali GNL previsti in Italia. Terminali in fase di istruttoria. Fonte: elaborazione propria su dati 
ERG, 2011. 
 
Riassumendo quindi si dovrebbe passare da: 
 totale capacità esistente rigassificatori: ~ 11,6 Mld/anno 
                                                + 
 totale nuova capacità rigassificatori approvati: ~ 20 Mld/anno 
= totale nuova capacità: ~ 31,6 Mld/anno 
I RIGASSIFICATORI: NUOVI PROGETTI 
 
Capacità nominale di 
rigassificazione (Mld metri 
cubi/anno) 
Panigaglia (potenziamento) 9.5 (n.d.) 
Rosignagno 8 (n.d.) 
Ionio Gas 8 + 4 (2012 - 2013) 
Gioia Tauro 12 (n.d.) 
Porto Empedocle 8 (n.d.) 
Taranto 8 (n.d.) 
Zaule (Trieste) 8 (n.d.) 
Monfalcone 8 (n.d.) 
Civitavecchia 12 (n.d.) 
Atlas LNG Ravenna 8 (n.d.) 
Senigallia/Ancona 5 + 5 (n.d.) 
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La rete di trasporto 
  L’intero territorio nazionale24 è collegato al sistema di trasporto e l’estensione della rete è pari 
a 33.584 km. Dal 2001, il proprietario della rete è Snam Rete Gas (SRG), di cui oggi Eni è proprietaria 
al 49%, con obbligo di dover scendere al 20% già entro la fine del 2010. Al fine di sviluppare 
ulteriormente la capacità e per garantire la manutenzione, SRG ha definito un importante piano di 
investimenti sul territorio nazionale. Gli utilizzatori della rete nazionale di trasporto pagano una 
tariffa basata sul modello di regole entry-exit25, in relazione ai punti di entrata e di uscita (The 
Brattle Group, 2000). Il secondo operatore è il gruppo Edison che amministra 1.380 km di rete, di cui 
203 sulla rete nazionale. Tale gruppo, infatti, gestisce sia la rete di proprietà di Società Gasdotti 
Italia (1.297 km), sia il gasdotto di collegamento del terminale GNL di Rovigo, tramite la partecipata 
Edison Stoccaggio. Vi sono poi altri 7 operatori minori che possiedono piccoli tratti di rete regionale; 
nella tavola non compare più la società Carbotrade che dall’1 gennaio 2009 ha ceduto le attività di 
trasporto alla società Metan Alpi Energia. Nel suo complesso la rete di trasporto del gas nazionale e 






Snam Rete Gas 8.871 22.660 31.531 
Società Gasdotti Italia 120 1.177 1.297 
Edisono Stoccaggio 83 n.d. 83 
Consorzio della Media Valtellina per il trasporto gas 0 35 35 
Gas Plus Trasporto 0 42 42 
Italcogim Trasporto 0 15 15 
Metan Alpi Energia 0 67 67 
Metanodotto Alpino 0 76 76 
Netenergy Service 0 36 36 
Retragas 0 402 402 
TOTALE 9.074 24.510 33.584 
 
Tab. 8: Reti delle società di trasporto presenti in Italia. Fonte: elaborazione propria su dati AEEG, 2010. 
 
                                                          
24  Ad esclusione della Sardegna. 
25 Questa tariffa è data dalla somma di una tariffa d’ingresso alla rete (diversa per ogni singolo punto d’entrata) e da una tariffa d’uscita 
(diversa da ogni punto di uscita). La somma deve essere tale da coprire i costi marginali di lungo periodo sostenuti per trasportare il gas 
da quel particolare punto di entrata a quel punto di uscita. Il pregio di questo tipo di tariffa è che, se si ammette la possibilità di 
corrispettivi di entrata o di uscita negativi, allora le tariffe entry-exit sono in grado di riflettere i costi marginali di lungo periodo.    
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       L’attuale regime tariffario tende a ottimizzare le reti esistenti, incentivando l’utilizzo della 
massima capacità: maggiori sono i volumi trasportati, maggiori sono i ricavi. Il potenziamento e 
l’estensione delle reti sono remunerati con una componente tariffaria con addizionale ai ricavi 
dall’anno successivo all’entrata in funzione del gasdotto. Agli utenti della rete è data la possibilità di 
acquisire o cedere capacità nel sistema, tramite un hub 26, ovvero il punto di scambio virtuale 
all’interno della rete di trasporto. Questo incentiva il numero delle transazioni e la liquidità di gas 
per gli operatori. Ad oggi, però, la quantità di gas disponibile è ancora limitata, soprattutto per 
vincoli contrattuali del passato. 
       Il gas naturale prodotto o importato è iniettato in depositi di stoccaggio, generalmente ubicati 
in prossimità delle aree di consumo, costituiti da giacimenti di idrocarburi esausti. Il gas è iniettato 
nei depositi di stoccaggio prevalentemente nel periodo estivo ed estratto in quello invernale. 
Esistono tre tipologie di servizio di stoccaggio:  
 stoccaggio di modulazione finalizzato a soddisfare l’andamento giornaliero, stagionale o di 
punta dei consumi;  
 stoccaggio minerario necessario per motivi tecnici ed economici per consentire lo svolgimento 
ottimale della coltivazione di giacimenti di gas naturale nel territorio italiano;  
 stoccaggio strategico finalizzato a sopperire a situazioni di mancanza o riduzione degli 
approvvigionamenti o crisi del sistema gas. 
A sua volta il gas naturale presente nel deposito di stoccaggio può essere suddiviso in:  
 cushion gas, ovvero il quantitativo minimo indispensabile di gas presente nel giacimento in 
fase di stoccaggio che è necessario mantenere sempre nel giacimento e che ha la funzione di 
consentire l’erogazione dei restanti volumi senza pregiudicare nel tempo le caratteristiche 
minerarie del giacimento;  
                                                          
26 Nell’industria del gas è definito come punto di snodo tra due o più gasdotti appartenenti a diversi sistemi di trasmissione. Attraverso 
questi punti d’interconnessione, il gas passa dalla rete gestita da un TSO a quella di un suo concorrente. Ciò rende questi luoghi 
strategicamente rilevanti, perché in loro prossimità possono sorgere dei centri di mercato dove si scambia il gas passante per i vari 
sistemi interconnessi. Questo appena descritto viene detto hub fisico (o point-specific hub), perché associato ad un particolare punto di 
snodo tra due sistemi di trasmissione. In Europa, questo tipo di hub si trova generalmente alla frontiera tra due stati, unico luogo dove 
reti appartenenti a TSO diversi si possono congiungere (gli hub di Emden in Olanda e Zeebrugge in Belgio). Un hub fisico è un vero centro 
di smistamento di gas proveniente da pipeline company diverse. Non è detto che ogni hub debba avere uno stoccaggio ed una centrale di 
trattamento (raffinazione, compressione, omogeneizzazione dei vari tipi di gas che pervengono all’hub). Un secondo tipo di hub è invece 
l’hub virtuale (o system hub). Un hub virtuale non è associato a nessuno snodo fisico in particolare, bensì all’intero sistema 
infrastrutturale nazionale o regionale (come nel caso del National Balance Point britannico). Si tratta, in questo caso, di un mercato 
aperto alla concorrenza, all’interno del quale sono stati sviluppati particolari meccanismi di negoziazione del gas naturale tra i vari 
competitors numerosi servizi di supporto. Da notare come un hub virtuale possa includere più di un hub fisico al suo interno. 
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 working gas, ovvero il volume di gas che si può effettivamente estrarre o immettere in uno 
stoccaggio, che si ottiene togliendo alla capacità totale dello stoccaggio il cushion gas.  
       In passato, in presenza di un unico operatore, questa parte della filiera aveva un ruolo di riserva 
e di ottimizzazione degli approvvigionamenti: oggi, l’accesso alle strutture di stoccaggio rappresenta 
una fondamentale leva strategica (Cavaliere, 2006), oltre che un obbligo di legge. Con esso, le 
società di vendita possono modulare l’offerta ed adeguarsi alla variabilità della domanda, 
mantenendo (parking) il gas in caverna anche ai fini speculativi (Di Renzo et al., 2006).  
       Il proprietario di riferimento è Stogit, nata da Eni nel 2001, che, ad oggi, sostanzialmente 
detiene il monopolio dell’attività. In Italia sono presenti 8 campi di stoccaggio, di cui sette nella 
Valle Padana: la riserva attiva complessiva è pari a 17 Mld di metri cubi. La notevole estensione di 
queste caverne è una grande opportunità ed è una risorsa vantaggiosa per un eventuale hub europeo, 
ipotizzando anche scambi bidirezionali verso il Nord Europa in un prossimo futuro, vista la 
cointegrazione dei Mercati (vedi cap. 4). Gli investimenti in questo comparto sono favoriti dalla 
libertà tariffaria concessa agli operatori, ma le difficoltà autorizzative non hanno consentito ancora 
di sviluppare nuove iniziative.  
       Anche per lo stoccaggio, i criteri di accesso sono stabiliti dall’Autorità per l’Energia Elettrica ed 
il Gas (AEEG) che non è riuscita ad evitare situazione di congestione di richieste e di necessità da 
parte delle società di trading e di vendita. Molta parte della capacità delle caverne è stata inoltre 
destinata a scorte strategiche e di riserva, riducendo la capacità resa disponibile sul mercato. 
 
Lo stoccaggio come elemento di flessibilità 
       L’accesso allo stoccaggio, sia come strumento di modulazione stagione che giornaliera, è un 
elemento necessario per l’efficiente sviluppo del mercato. Le capacità a disposizione degli operatori 
sono ancora considerate scarse nella maggior parte dei Paesi europei e le mutate condizione della 
domanda e dell’offerta rendono necessari notevoli investimenti nei prossimi anni. Lo stoccaggio è 
tuttavia gestito in quasi tutti i Paesi europei attraverso meccanismi di accesso regolato o negoziato 
che consentono la disponibilità di diversi prodotti, che gli operatori possono prenotare ed utilizzare 
secondo le diverse necessità (Cavaliere, 2006). 
       Paesi produttori quali Olanda e Regno Unito hanno ampiamente utilizzato, come strumento di 
flessibilità, il controllo della produzione nazionale, che ha aumentato la capacità di gestione della 
domanda di punta del sistema. Paesi tipicamente importatori quali Francia, Germania, Belgio e 
Spagna, invece, hanno inserito clausole di flessibilità nei contratti di importazione. Questo strumento 
è tuttavia piuttosto oneroso sotto il profilo finanziario ed offre una flessibilità piuttosto limitata: in 
generale le variazioni ammesse non superano il 20% della quantità contrattata; un’eccezione è 
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costituita dal Belgio, dove alcuni contratti di importazione prevedono variazioni fino al 50-60% della 
quantità contrattata. 
       Agli strumenti di flessibilità “lato produzione” si affiancano spesso strumenti “di sistema” come 
la gestione del linepack: l’uso di questo strumento è soggetto a molteplici limitazioni connesse alla 
struttura ed alla gestione del sistema di trasmissione e ai volumi trasportati. Il contributo delle 
variazioni del linepack alla flessibilità del sistema è estremamente variabile (dallo 0,4% della 
domanda totale in Spagna al 3% in UK). Il linepack viene dunque generalmente utilizzato per gestire 
le fluttuazioni orarie e giornaliere della domanda e non è particolarmente adatto a garantire la 
flessibilità di lungo periodo. 
 
1.1.2.2 Distribuzione e Vendita 
 
        Alquanto articolata e complessa ma diffusa e sviluppata, è l’attività di distribuzione. 
All’entrata in vigore del decreto Letta (D.lgs. 164/2000), le aziende distributrici in Italia erano 750, 
oggi sono circa 250.  Le reti di distribuzione locali sono presenti in 5.500 Comuni e raggiungono 17 
milioni di utenze. La metanizzazione del Paese si è sviluppata a partire dagli anni ‘50 ed ha raggiunto 
l’apice tra il 1970 ed il 1980. Il metodo tariffario consentiva agli investitori di ribaltare in tariffa gli 
investimenti sostenuti su un periodo di tempo di quattro anni, consentendo così una rapida 
remunerazione del capitale investito. La copertura del servizio è praticamente totale e nelle 
principali città oltre il 90% delle abitazioni è collegato alla rete di distribuzione. 
L’affidamento del servizio è in permanente discussione, soprattutto negli ultimi anni. Il Decreto 
Letta ha introdotto i nuovi principi dell’attività di pubblico servizio della distribuzione, imponendo 
un termine alle concessioni in vigore e introducendo un limite massimo di 12 anni alla durata 
dell’affidamento. Per quanto attiene all’attività di vendita, l’Italia è stata subito una nazione 
virtuosa nel rispettare le direttive europee con la completa liberalizzazione del mercato finale. Già 
dall’1 gennaio 2003, tutte le utenze possono, infatti, acquistare il gas da differenti fornitori; tale 
dinamica di mercato non ha avuto particolari sviluppi per l’uso domestico, mentre è interessante e 
competitiva in settori quali l’uso per riscaldamento degli edifici, o per settori della piccola e media 
impresa. Molti sono gli operatori di vendita che si affacciano nella nuova attività di trading and retail 
con proposte di marketing e servizio diversificate. La separazione tra distribuzione e vendita ha 
sviluppato importanti protocolli di comunicazione e gestione dei dati e piace soprattutto ricordare la 
sofisticata introduzione del Codice di Distribuzione, sistema che permette l’accesso alle reti in modo 
affidabile e trasparente (Commission of the EU Communities, 2004).  
Dalla completa apertura del mercato del gas, avvenuta nel 2003, il numero di soggetti che 
vendono gas all’ingrosso è più che raddoppiato. Nell'insieme i grossisti hanno venduto 110,9 Mld di 
metri cubi, di cui 43,5 al mercato finale e 67,4 ad altri intermediari del mercato all’ingrosso. 
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Rispetto al 2008 il volume complessivamente trattato è rimasto sostanzialmente invariato, ma al suo 
interno sono aumentate dello 0,7% le vendite al mercato all’ingrosso, mentre sono diminuite dell’1% 
le vendite effettuate da questi operatori direttamente a clienti finali.  
La riduzione dei volumi venduti sul mercato finale e l’incremento di quelli ceduti sul mercato 
all’ingrosso dagli stessi grossisti sono un fenomeno che si va manifestando da qualche anno. Gli 
operatori di media dimensione, cioè quelli con vendite comprese tra 1 e 10 Mld di metri cubi, sono 
gli unici che risultano aver venduto più gas rispetto al 2008 (+20%). Al contempo i volumi di gas 
venduti da Eni sono diminuiti del 25% e le vendite dei piccoli operatori sono calate dell’8%. 
Nel 2009 sono 37 le società (erano 33 nel 2008) il cui venduto ha raggiunto almeno 300 Mld di 
metri cubi nel mercato all’ingrosso. Insieme tali operatori coprono il 96,1% delle vendite 
complessivamente effettuate su tale mercato che si mantiene ancora concentrato, seppure in 
miglioramento: la quota delle prime 3 società Eni, Enel Trade ed Edison, è infatti scesa al 39,6% 
(l’anno precedente era del 50,2%); quella delle prime 5, che include anche Plurigas e Gaz de France, 
si è abbassata al 50,6%, mentre nel 2008 era pari al 59%. Le imprese grossiste si procurano il gas per 
il 54% attraverso le importazioni. Il 23% del gas ceduto al mercato all’ingrosso viene acquistato da 
altri rivenditori sul territorio nazionale (sia alla frontiera, sia al city gate), il 6% è direttamente 
prodotto e il 15% viene acquisito al PSV.  
Quest’ultimo sta accrescendo la propria importanza: nel 2008, infatti, la quota del PSV era del 
10%. Le importazioni sono la principale fonte di approvvigionamento soprattutto per i grandi 
operatori, mentre via via che la dimensione degli operatori si riduce, divengono sempre più 
importanti gli acquisti sul mercato nazionale e quelli al PSV; l’incidenza degli acquisti al PSV è 
massima nel caso dei grossisti di piccolissima dimensione, dove raggiunge il 35% (AEEG, 2010). 
Il livello di concentrazione complessiva del mercato finale totale è diminuito rispetto allo scorso 
anno: la quota dei primi tre gruppi è, infatti, scesa al 57,5% dal 62,7% del 2008. Inoltre, la 
composizione delle quote ha visto una discesa di Eni (al 32,5% contro il 37,1% del 2008) a favore di 
Edison (al 12,4% contro il 10,4% dello scorso anno); è diminuita invece la quota di Enel (al 12,5% 
contro il 15,2% del 2008). Il numero dei gruppi societari con una quota superiore al 5% del mercato è 
risultato pari a 4: ai primi tre già citati si aggiunge il gruppo A2A, nato nel 2008 dalla fusione di due 
grandi imprese (Aem Milano e ASM Brescia). I gruppi che risultano possedere più del 5% delle vendite 






1.1.2.3 Le infrastrutture di trasporto nazionali ed internazionali 
 
A fronte della appena descritta struttura di mercato italiano, un fattore indicativo dell’assetto 
del mercato è costituito dal fatto che la società Eni, direttamente o attraverso società partecipate, è 
in grado di condizionare la gestione di tutte le infrastrutture fisiche di importazione di gas in Italia. 
Si tratta di una rete di circa 4.300 chilometri e nello specifico (Fondazione Enrico Mattei, 2010): 
 del terminale di Panigaglia, l’unico impianto esistente per la ricezione di GNL dall’Algeria; 
 dei gasdotti internazionali che attraversano l’Unione Europea (Germania e Austria), o che 
attraversano un Paese europeo non appartenente all’Unione (Svizzera), o ricadenti in 
territorio extra europeo. 
I gasdotti che attraversano il territorio dell’Unione Europea sono riconducibili ai sistemi TENP e 
al sistema TAG: 
 il sistema TENP attraversa la Germania dalla località di Bocholtz, al confine con l’Olanda, alla 
località svizzera di Wallbach, nei pressi del confine svizzero-tedesco, per l’importazione di 
gas olandese; 
 il sistema TAG attraversa l’Austria dalla località di Baumgarten, nei pressi del confine tra 
l’Austria e la Repubblica Slovacca, fino a Tarvisio, per l’importazione di gas dalla Russia. 
In territorio europeo esterno all’Unione è invece localizzato il sistema Transitgas, che attraversa 
il territorio svizzero dalla località di Wallbach fino alla località di Passo Gries e che si connette al 
sistema TENP, per l’importazione di gas olandese, ed alla rete di trasporto proveniente dalla Francia, 
per l’importazione di gas norvegese. Nel territorio di Paesi extra europei sono presenti: 
 il sistema TTPC, che attraversa il territorio tunisino dalla località di Oued Saf Saf, alla 
frontiera con l’Algeria, fino alla località di Cap Bon, sul Canale di Sicilia, per l’importazione di 
gas algerino; 
 il sistema TMPC, che attraversa il Canale di Sicilia da Cap Bon a Mazara del Vallo e connette il 
sistema TTPC al sistema italiano per l’importazione di gas algerino. 
La strategia in termini societari adottata in passato da Eni per la realizzazione dei progetti di 
importazione prevedeva che la responsabilità per la costruzione delle opere fosse affidata o ad 
operatori locali27 dei Paesi attraversati28, o a joint venture costituite appositamente con gli operatori 
locali e, in casi particolari, con i fornitori29. Tali accordi hanno facilitato il rilascio di permessi e 
                                                          
27 Per il TENP, la TENP Gmbh, partecipata al 49 per cento da ENI; per il Transitgas, la Transitgas, partecipata da Eni al 46%. 
28 È il caso del TAG realizzato dalla OMV. 
29 Per il TMPC, la TMPC, partecipata con quote paritetiche da Eni e Sonatrach; per il TTPC è stato utilizzato uno schema differente: la   
Scogat, controllata da ENI, ha ceduto la proprietà del gasdotto alla Sotugat, di proprietà dello stato tunisino. 
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autorizzazioni da parte degli enti governativi dei territori attraversati. Il finanziamento dei progetti è 
avvenuto tramite la garanzia di copertura dei costi di realizzazione fornita da Eni (in virtù della sua 
posizione di monopolista nella vendita di gas in Italia) e, in misura variabile per ciascun progetto, da 
altre società fondatrici. Le società proprietarie, o titolari dei diritti esclusivi di trasporto, 
stipulavano poi contratti di trasporto di lungo periodo con i soggetti utilizzatori che avevano fornito 
le garanzie per la realizzazione dell’infrastruttura e dunque, in primo luogo, con Eni. 
Le tariffe di trasporto applicate sui gasdotti internazionali, correlate agli impegni di trasporto 
necessari a veicolare il gas, erano calcolate sulla base del recupero degli investimenti in un’ottica 
verticalmente integrata (cioè tenendo conto dei margini derivanti ad Eni sia dal trasporto che dalla 
fornitura del gas), in un orizzonte temporale congruente alla durata dei contratti di 
approvvigionamento di gas sottoscritti da Eni, generalmente pari a 20-25 anni. I proventi di tali 
contratti garantivano il flusso di cassa necessario al rimborso dei debiti contratti per la realizzazione 
dell’infrastruttura di trasporto e alla copertura dei costi gestionali. 
A partire dall’anno 2000, nella prospettiva dell’avvio del processo di liberalizzazione (ed in 
particolare della separazione societaria tra società di vendita e società di trasporto nazionale) Eni ha 
intrapreso una riorganizzazione societaria anche con riferimento alla gestione delle infrastrutture di 
trasporto internazionali. Tale ristrutturazione ha comportato l’assegnazione di diritti esclusivi di 
utilizzo delle infrastrutture o ad imprese comuni, costituite ad hoc (come avviene nel caso del 
sistema TAG con Eni e OMV), o direttamente alle società fondatrici dell’infrastruttura. 
Conseguentemente, a differenza della situazione precedente in cui tutti i rischi, compresa la 
forza maggiore, erano allocati in capo agli utilizzatori dell’infrastruttura, ne è derivata una 
ripartizione delle responsabilità tra la società di trasporto, titolare dei diritti esclusivi di uso della 
infrastruttura, e gli utilizzatori della medesima. Inoltre, per la società di trasporto, venendo 
necessariamente meno la logica verticalmente integrata, si è determinata la necessità di calcolare la 
tariffa sulla base del ritorno economico del solo servizio di trasporto, in un’ottica di recupero degli 
investimenti con riferimento alla vita tecnica dell’infrastruttura e di un’opportuna remunerazione 
del capitale investito, valutato al valore corrente degli assets. Di conseguenza, nel nuovo contesto 
organizzativo, ogni ipotesi di potenziamento dell’infrastruttura richiesto dagli utilizzatori è valutata 
alla luce del livello di rischio ritenuto accettabile dall’impresa di trasporto (e dunque in larga parte 
da Eni). È per questo motivo che, attualmente, le società che gestiscono i gasdotti internazionali, 
prima di affrontare l’eventuale realizzazione di potenziamenti delle infrastrutture, richiedono agli 
utilizzatori anche adeguate garanzie, quali la sottoscrizione di impegni di trasporto di lungo periodo, 
e/o la presentazione di fideiussioni bancarie al fine di garantirsi il ritorno sugli investimenti. 
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È il caso ad esempio del sistema TAG e di quello TTPC. La società TAG Gmbh30che fornisce servizi 
di transito verso l’Italia e, tramite il SOL Pipeline System, verso la Slovenia e la Croazia, oltre a 
servizi di trasporto locale per i clienti ubicati in Austria, aveva recentemente manifestato 
l’intenzione di procedere al potenziamento delle proprie infrastrutture31, richiedendo agli shippers 
interessati, oltre che di manifestare con un congruo anticipo (5 anni) la decisione di aderire 
all’iniziativa rispetto alla effettiva disponibilità di capacità di trasporto addizionale, la sottoscrizione 
di contratti di trasporto di lungo periodo (ad esempio 20 anni). 
Inizialmente, il potenziamento del sistema TAG era previsto essere completato per l’anno 2008. 
Successivamente, a seguito di un accordo sottoscritto tra Eni e la Direzione Generale Concorrenza 
della Commissione europea il 31 luglio 2003 in relazione alla rimozione delle clausole di destinazione 
economica contenute nei contratti take or pay sottoscritti da Eni e Gazprom, il potenziamento del 
TAG al 2008 è condizionato al mancato avvio, entro il giugno 2005, dei lavori di realizzazione di 
almeno uno dei due terminali di rigassificazione di GNL; nel caso in cui si realizzino entrambi i 
terminali il potenziamento è stato rinviato al 2012. 
Anche relativamente al sistema TTPC, per il quale una serie di nuovi soggetti aveva richiesto 
capacità di trasporto comportanti il potenziamento dell’infrastruttura32, la società TTPC33 aveva 
inizialmente previsto la realizzazione di un potenziamento della capacità di trasporto al 2008, 
condizionando l’investimento alla sottoscrizione da parte degli utilizzatori di contratti ship or pay di 
lungo periodo, corredati da adeguate garanzie e condizioni. 
A seguito dell’effettuazione di una procedura (non competitiva) di allocazione della nuova 
capacità, in data 31 marzo 2003, Eni ha sottoscritto contratti di trasporto ship or pay con sette 
shippers che si erano aggiudicati pro quota la nuova capacità sul gasdotto TTPC. I contratti erano 
subordinati al verificarsi delle seguenti condizioni sospensive da realizzarsi entro il 30 giugno 2003: 
a. ottenimento da parte di ogni assegnatario delle necessarie autorizzazioni rilasciate dallo 
Stato tunisino; 
b. rilascio a cura dell’assegnatario a TTPC della garanzia bancaria richiesta; 
c. ottenimento dell’autorizzazione all’importazione da parte dello Stato italiano; 
                                                          
30    La società Trans Austria Gasleitung Gmbh, abbreviata con TAG GmbH, è titolare dei diritti esclusivi d’uso sul sistema TAG, sulla base di 
un contratto d’uso sottoscritto con il proprietario dell’infrastruttura OMV e svolge l’attività di gestione e manutenzione dei gasdotti. La 
società TAG GmbH è partecipata da ENI (89%) e da OMV ErdgasGmbh (11%). 
31  TAG ha indicato, con l’aggiunta di stazioni di compressione in linea, una disponibilità di capacità di trasporto addizionale fino a 850.000 
metri cubi/ora a 20°C e 1,01325 bar corrispondenti, considerando circa 8.000 ore annue equivalenti di utilizzo della portata, a circa 
6,5 miliardi di metri cubi/anno in condizioni normali. (www.taggmbh.at). 
32   Il progetto di potenziamento del TTPC è di una dimensione, in termini di nuova capacità di trasporto, paragonabile a quello del TAG. 
33 La società TTPC, controllata al 100 per cento da ENI, è titolare sino al 2019 del diritto esclusivo di trasporto del sistema TTPC. 
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d. entrata in vigore di tutti gli altri contratti di trasporto aventi come oggetto la capacità 
disponibile; 
e. notifica da parte dell’assegnatario dell’avvenuto accordo con TMPC (società controllata 
congiuntamente da Eni e da Sonatrach, titolare del gasdotto sottomarino tra Tunisia e Sicilia 
non interessato dal potenziamento). 
Le società che detengono diritti esclusivi di utilizzo o di trasporto sui gasdotti internazionali sono 
in grado di condizionare lo sviluppo di nuove iniziative di importazione di terzi, connesse ad 
interventi di potenziamento delle infrastrutture esistenti, attraverso tre strumenti: 
 la richiesta di garanzie; 
 la sottoscrizione di contratti di lungo periodo contenenti clausole di tipo ship or pay; 
 la richiesta di corrispettivi di trasporto che rispecchiano il livello di remunerazione deciso 
dalle imprese, e che possono raggiungere livelli particolarmente elevati34. 
Ciò che più è rilevante, è che la decisione di realizzare il progetto di potenziamento delle 
infrastrutture dipende dai soggetti che detengono i diritti d’uso e in ultima istanza da Eni. Come la 
vicenda relativa al potenziamento del TTPC (prima annunciato e poi rinviato) insegna, il potere che 
ha l’operatore dominante Eni di decidere sui potenziamenti assume estrema rilevanza per lo sviluppo 
della concorrenza sul mercato nazionale: i nuovi entranti, che pure riuscissero a stipulare contratti di 
acquisto con i produttori esteri, per potere importare gas in Italia devono necessariamente 
richiedere all’operatore dominante l’accesso alle infrastrutture di trasporto internazionali. In 
particolare, tenuto conto che la disponibilità di capacità di trasporto delle infrastrutture esistenti è 
destinata per la maggior parte al soddisfacimento degli impegni legati ai contratti di 
approvvigionamento di tipo take or pay stipulati prima dell’entrata in vigore della direttiva europea 
98/30/CE e che le capacità disponibili per terzi sono costituite esclusivamente dalle capacità di 
trasporto marginali, è evidente che solo con nuovi potenziamenti è possibile l’accesso di nuovi 
operatori sul mercato su scala significativa. 
Anche in un’ottica di breve termine, tuttavia, in assenza di una disciplina per l’accesso 
trasparente e non discriminatorio sui gasdotti internazionali di importazione, le modalità di 
allocazione della capacità esistente possono essere usate quale strumento strategico contro nuove 
iniziative di importazione. Le difficoltà di accesso di terzi alle infrastrutture di trasporto 
internazionale possono essere amplificate dall’asimmetria informativa esistente nei confronti di 
                                                          
34 Tariffe che, se pure non discriminatorie, avvantaggiano comunque le società appartenenti al medesimo gruppo che si servono delle  
infrastrutture, per le quali si tratterebbe comunque di un trasferimento interno. 
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operatori terzi che intendono avvalersi dei servizi di trasporto relativamente alla conoscenza delle 
capacità disponibili effettive rispetto a quelle allocate35. 
Gli utilizzatori possono incontrare altri problemi in caso di differenti regole di allocazione della 
capacità o di regole operative disomogenee nei diversi tratti costituenti le infrastrutture di trasporto 
internazionale rispetto a quelle adottate nei punti di ingresso della rete nazionale di gasdotti.  
Per quanto riguarda i gasdotti di importazione in paesi appartenenti all’Unione Europea, la nuova 
direttiva 2003/55/CE ha delineato le regole per il nuovo mercato interno del gas naturale che si 
applicheranno a tutti i Paesi, compresi quelli di nuova annessione, imprimendo un’accelerazione al 
processo di integrazione dei mercati, e in particolare prevedendo l’introduzione di accessi regolati a 
tutte le infrastrutture di trasporto. Tra le principali misure adottate sono state, infatti, previste: 
 l’abrogazione della direttiva 91/296/CEE in materia di transiti, e l’assimilazione a tutti gli 
effetti del transito di gas al trasporto di gas (e dunque l’estensione del principio di accesso a 
terzi regolato alle reti di transito), salvaguardando però la validità dei contratti già stipulati; 
 l’esenzione, assunta caso per caso e con decisione finale da parte della Commissione europea, 
dal Third Party Access (TPA) per i soggetti che concorrono a realizzare nuovi investimenti 
infrastrutturali in grado di aumentare la competizione sul mercato finale. 
In particolare, la regolazione degli accessi e la trasparenza delle condizioni praticate dovrebbe 
assicurare l’accesso non discriminatorio e favorire le dinamiche concorrenziali, evitando 
comportamenti opportunistici dei titolari dell’infrastruttura. La salvaguardia del diritto di utilizzo 
relativo ai contratti stipulati può impedire l’ingresso di nuovi operatori, e va accompagnata, da un 
lato, da un termine per tale regime coincidente con quello del contratto originario (evitando che una 
rinegoziazione del vecchio contratto estenda ulteriormente i termini), dall’altro dall’introduzione di 
clausole, cosiddette di use it or lose it, che permettano a terzi l’utilizzo di capacità contrattuale non 
utilizzata. Al momento tali previsioni sono oggetto di discussione per la loro adozione da parte del 
Parlamento Europeo ma forti appaiono le resistenze da parte di alcuni Paesi. 
La Commissione europea sta inoltre svolgendo un’ampia azione nei riguardi dei contratti stipulati 
dai principali fornitori della Unione europea (Gazprom e Sonatrach) per la modifica delle clausole di 
restrizione territoriale contenute nei contratti di fornitura con clienti europei. Il citato accordo 
raggiunto dalla Commissione europea con la società Eni e il produttore di gas russo Gazprom nel 
luglio 2003 va nella direzione di assicurare sempre maggiore liquidità e possibilità di scambi 
commerciali al di fuori dei tradizionali legami esclusivi tra fornitori e singoli Paesi europei. 
                                                          
35  Gli ambiti di maggiore opacità si riferiscono all’eventuale messa a disposizione di capacità inutilizzata e relativa alla flessibilità 
contrattuale dei contratti take or pay dell’operatore dominante; alla possibilità delle iniziative di debottlenecking dei gasdotti 
attraverso opportune modifiche delle pressioni contrattuali alle flange di interconnessione tra le linee senza nuovi investimenti). 
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Per quanto riguarda i gasdotti ricadenti in territorio dell’Unione, vi sono prospettive a medio 
termine per un graduale superamento del rischio di politiche discriminatorie in termini di tariffe e 
regole di accesso, anche se i potenziamenti rimangono subordinati alle decisioni delle società che 
controllano i gasdotti. Resta invece insoluta la questione relativa ai transiti in territori non soggetti 
alla direttiva comunitaria. Nel caso della Svizzera (gasdotto Transitgas), potrebbe essere considerata 
l’opportunità che l’UE avvii contatti con questo Paese che, per la sua posizione geografica, svolge un 
ruolo di crocevia al centro dell’Europa per i mercati energetici, sia gas che elettrici. 
Va infine valutata l’opportunità che anche alle infrastrutture situate in territorio extra Unione 
europea, e pertanto non ricadenti nell’ambito di applicazione della nuova direttiva, possa essere 
estesa la regolamentazione dell’accesso di terzi (TPA), per evitare che la soluzione di un accesso 
trasparente e non discriminatorio nel territorio dell’Unione europea non determini semplicemente 
uno spostamento a monte del controllo degli accessi al mercato. In tali valutazioni deve essere 
tuttavia considerata anche la possibilità che un’eventuale estensione del regime di accesso a tali 
infrastrutture, unita alla rimozione delle clausole di destinazione economica, provochi però anche 
uno spostamento, lato fornitore, del potere di controllo di mercato. Tale eventualità, tuttavia, 
appare legata al verificarsi di una situazione di scarsità di offerta (“mercato del venditore”), in 
grado di trasformare la trasparenza degli accessi al mercato in uno strumento, a disposizione dei 
fornitori, di potenziale ritorsione per rafforzare strategie, anche tacite, di collusione. 
 
Breve descrizione dei principali gasdotti (fig. 6). 
Transmed 
Il Transmed, conosciuto anche come Gasdotto Enrico Mattei, è un gasdotto che collega Algeria e 
Italia passando per la Tunisia, lungo oltre 2.000 km, di cui 370 km in Tunisia e 380 km offshore nel 
canale di Sicilia. 
La prima linea del gasdotto, capace di trasportare 12,3 miliardi di metri cubi di gas l’anno, fu 
costruita fra il 1978 e il 1983, dopo che Eni aveva concluso un contratto per la fornitura di gas 
algerino della durata di 25 anni con Sonatrach. La sua capacità è stata accresciuta a 24 miliardi di 
metri cubi annui grazie al completamento, nel 1997, della seconda linea. Un'ulteriore espansione di 
3,2 miliardi di metri cubi annui è avvenuta nel 2008, ed un'altra, di 3,3 miliardi di metri cubi annui, è 
prevista per il 2012. 
L'Algeria ha una delle più grandi riserve di gas naturale nel mondo a Hassi R'Mel. È stata scoperta 
nel l955 e ha riserve pari a circa 2.000 miliardi di metri cubi di gas naturale recuperabile. 
Nel 1972 Eni ha firmato i primi accordi per importare gas in Italia con Sonatrach, la compagnia 
petrolifera algerina di Stato, che ha rilevato tutte le attività relative al gas naturale dopo che 
l'Algeria ha ottenuto l'indipendenza. Un gasdotto di 550 km porta il gas dal giacimento di Hassi R'Mel 
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in Algeria fino al confine con la Tunisia, dove entra nella linea Transmed. Il punto di arrivo in Italia è 
a Minerbio, vicino a Bologna, nella Pianura Padana, dove il gas entra nel sistema di distribuzione 
nazionale. Complessivamente la linea è lunga 2.220 km, di cui 370 km sono in Tunisia (con diametro 
di 1.200 mm), 380 km sono sul fondo del mare (con diametro di 650 mm) e 1.470 km in Italia (con un 
diametro di 1.200 mm). Le sei stazioni di compressione costruite per la prima linea Transmed sono 
state ampliate e rinnovate, cosicché è stato necessario costruire solo 2 nuove stazioni.  
 Lunghezza: 968 km  
 Capacità massima: 15.5 miliardi di gas annui 
 
Interconnector 
     L’ Interconnector unisce la Gran Bretagna all’Europa continentale. Attraversa il Mare del Nord tra 
il Bacton Gas Terminal in Inghilterra ed il Zeebrugge in Belgio. Fornisce capacità di trasporto 
bidirezionale per facilitare il trading di energia in entrambi i mercati (reverse flow). 
 Lunghezza: 235 km  
 Capacità massima: 25.5 miliardi di gas annui 
    Il Transmed trasporta in Italia il gas naturale proveniente dal campo Hassi R’ Mel in Algeria; con 
un’estensione di 2.500 chilometri attraversa la Tunisia, il Mediterraneo, la Sicilia e lo stretto di 
Messina per risalire l’intera penisola sino alla Val Padana. L'attraversamento del territorio tunisino è 
gestito dal sistema di trasporto: 
 
a) Trans Tunisina Pipeline (TTPC) 
 Il gasdotto è costituito da due linee da 48" che si sviluppano attraverso il territorio tunisino per 
circa 370 chilometri, dalla frontiera tra Tunisia ed Algeria fino alle coste del Mediterraneo, dove il 
gasdotto TTPC si connette al gasdotto sottomarino TMPC. 
 Lunghezza: 110 km  
 Capacità massima: 33.5 miliardi di gas annui 
 
b) Transmediterranean Pipeline Company (TMPC) 
      Il gasdotto sottomarino collega Algeria, Tunisia e Italia. 
 Lunghezza: 300 km  
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 Capacità massima: 11 miliardi di gas annui 
 
Transitgas Pipeline 
Il Transitgas si sviluppa per complessivi 293 chilometri, è dotato di una stazione di compressione 
e trasporta gas prevalentemente di origine olandese e norvegese. Il gasdotto attraversa il territorio 
svizzero per 165 chilometri dalla località di Wallbach, dove si connette al gasdotto della Trans 
Europa Naturgas Pipeline GmbH (TENP), fino alla località di Passo Gries, punto di ingresso nella rete 
italiana della Snam Rete Gas S.p.A. 
Nel 2001 è stato realizzato un collegamento di 55 chilometri dalla località di Rodersdorf/Oltingue, 
alla frontiera franco-svizzera e punto di interconnessione con la rete di Gaz de France, fino alla 
località di Lostorf, punto di interconnessione con la linea proveniente da Wallbach. 
Il gasdotto Transitgas è entrato in esercizio nell’aprile del 1974 ed un’importante espansione del 
sistema di trasporto ha avuto luogo nel periodo 1998/2003. Transitgas AG, proprietaria del gasdotto, 
è stata anche incaricata da Eni Gas Transport International SA e Swissgas AG per l’operatività fisica 
del trasporto e per la manutenzione del sistema.  
 Lunghezza: 293 km  
 Capacità massima: 35 miliardi di gas annui 
 
Trans Austria Gas (TAG) 
Il TAG è un gasdotto che parte dal confine Austro-Slovacco per arrivare ad Arnoldstein vicino al 
confine italiano passando per Baumgarten. Il gas naturale arriva dalla Russia per essere utilizzato in 
Austria ed Italia.  
 Lunghezza: 380 km  
 Capacità massima: 47.5 miliardi di gas annui 
 
Trans Europa Naturgas Pipeline (TENP) 
Il TENP corre dal confine Tedesco-Olandese a quello Svizzero-Tedesco. Trasporta gas dal Mare del 




Fig. 6: Direttrici gasdotti europei. Fonte: IEA 2010. 
 
1.2.1 Il mercato del gas naturale: quadro generale del settore 
 
Crisi economica, crollo delle quotazioni delle materie prime, calo dei consumi, vincoli 
contrattuali, complessità della filiera: lo scenario stimola alcune riflessioni, non prive di 
interrogativi, sul mercato del gas dei prossimi anni, soprattutto vista la percentuale di consumo di 
gas in crescita rispetto agli altri prodotti energetici.  
Più in generale, negli ultimi 13 anni, il settore del gas naturale è stato attraversato da profondi 
mutamenti (IEA, 2010). Come illustrato nella fig. 7, si può considerare che quattro siano stati i 
principali temi sui quali si è giocato l’intero disegno dell’industria del gas:  
 aspetti economici; 
 regolamentazione; 
 sviluppi tecnologici;  
 struttura di mercato.  
Tuttavia, nonostante previsioni di contrazione dei consumi ancora nei prossimi mesi, in generale 
non sono rivisti gli scenari relativi alla domanda gas per gli anni a venire. A titolo di esempio si può 
osservare la conferma della crescita attesa della domanda ad un tasso annuo del 2% da parte di Snam 
Rete Gas che, in occasione della presentazione del Piano strategico 2009/2012, ha illustrato uno 
scenario con lo stesso Cagr dell'anno precedente. Allo stesso modo si stanno delineando nuovi scenari 
e problematiche che ridisegneranno ancora una volta il settore del gas naturale, come il livello dei 
prezzi delle commodities e l’implementazione del Terzo Pacchetto UE.  
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Inoltre, in Europa, si stanno sviluppando velocemente nuove forme di organizzazione dei mercati 
del gas e l’Italia rischia di rimanere indietro all’interno del nuovo network infrastrutturale (IEA, 
2010a). Il presente lavoro di ricerca è stato avviato proprio con lo scopo di elaborare una tassonomia 
delle forme di organizzazione emergenti in Europa, capire quali sono i punti deboli del sistema Italia 
ed elaborare alcune proposte di riforma cercando di capire gli elementi necessari per lo sviluppo 
della liquidità del sistema, partendo dall’analisi delle infrastrutture esistenti. 
 
Fig. 7: Analisi e previsioni di Mercato del gas naturale. Fonte: Accenture, 2010. 
 
A fronte di una rapida e continua crescita della domanda mondiale di energia, tutte le stime 
previsionali sui futuri scenari energetici sono concordi nell’identificare il gas naturale come fonte 
energetica primaria con i più alti ritmi di crescita (Cedigaz, 2002). Questo quadro generale vede 
fortemente coinvolta l’Europa e più in particolare l’Italia, paese per il quale la costante crescita dei 
consumi di gas naturale sarà accompagnata da una sempre maggiore dipendenza dalle importazioni. 
In questo contesto, ed in presenza di un mercato energetico caratterizzato da crescenti tensioni, è 
diventato quindi necessario individuare nuove modalità di approvvigionamento del gas naturale che, 
oltre a soddisfare il costante aumento della domanda, siano in grado di garantire la sicurezza 
dell’approvvigionamento stesso (MAP, 2006).  
Il mercato italiano del gas fin dalla sua nascita è stato caratterizzato dal monopolio 
verticalmente integrato di Eni, con la sola eccezione della fase della distribuzione, dove sebbene il 
leader fosse Italgas, società controllata di Eni, le quote di mercato sono sempre state molto 
frammentate. Il Decreto Letta ha cercato di concentrarsi sull’upstream della filiera, andando ad 
intaccare direttamente l’ex-monopolista 36. La via scelta per aprire il mercato è stata quella di 
                                                          
36  In particolare ENI è stato colpito ponendo un duplice tetto alle quote di mercato dell’incumbent. A partire dal 1 Gennaio 2002, infatti, 
nessuna impresa avrebbe dovuto vantare una quota d’immissione di gas in Italia superiore al 75% dei consumi totali, tetto che si riduce 
 55 
scomporre le varie fasi della filiera, attraverso l’unbundling, ed imporre la separazione 
societaria/contabile alle imprese presenti in più livelli della filiera. Il “non-mercato” del gas sembra 
lontano dall’ideale meccanismo concorrenziale. Gli elevati costi fissi d’ingresso e di operatività sul 
mercato, insieme alle caratteristiche intrinseche del bene, rendono l’analisi economica complessa, 
poiché la componente di costo-ricavo deve essere conciliata a tutti i livelli della filiera con le 
peculiarità proprie del bene, la cui offerta deve rimanere stabile e garantita (AIEE, 2006). 
 
Alcune cifre sull’Italia 
I volumi di gas naturale trasportati in Italia (79,60 miliardi di metri cubi) sono diminuiti di 8,74 
miliardi di metri cubi rispetto al 2009, pari al 10,2%, essenzialmente per effetto dei minori volumi 
trasportati a seguito della contrazione della domanda. 
Nel 2009 gli investimenti tecnici di 1.686 milioni di euro hanno riguardato essenzialmente: 
• lo sviluppo ed il mantenimento della rete di trasporto del gas naturale in Italia (1.479 milioni 
di euro);  
• l’incremento della capacità di stoccaggio (282 milioni di euro);  
• l’estensione e il mantenimento della rete di distribuzione del gas naturale in Italia (278 
milioni di euro). 
 
1.2.1.1 Il mercato mondiale ed europeo (domanda/offerta) 
 
Il gas naturale costituisce il 29% del consumo primario di energia fossile per l'Europa OECD37.  
Esso viene utilizzato per: 
 riscaldamento domestico;  
 calore ed energia per l'industria ed il commercio;  
 produzione di energia elettrica;  
 materia prima per la produzione di composti chimici e fertilizzanti. 
Negli ultimi 25 anni il consumo complessivo di combustibili fossili in Europa è stato all'incirca 
costante. Mentre l'utilizzo del carbone è diminuito, quello del gas naturale è aumentato. Negli ultimi 
40 anni il consumo europeo di gas naturale è aumentato di 19 volte e ciò è stato reso possibile dalla 
rapida crescita della produzione di gas nel Mare del Nord; questa sorgente abbondante, sebbene non 
                                                                                                                                                                                                         
del 2% ogni anno fino a scendere al limite del 6% nel 2009 e 2010. Inoltre nessuna impresa potrà vendere ai clienti finali più del 50% dei 
consumi nazionali di gas. 
37 Intesa come l'Europa a 15 più Repuibblica Ceca, Ungheria, Islanda, Norvegia, Polonia, Rep. Slovacca, Svizzera e Turchia. 
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ancora esaurita, sta mostrando segni di stanchezza ed è in procinto di iniziare il suo declino, 
causando grossi problemi agli approvvigionamenti energetici europei (Mearns, 2008).  
La domanda globale di gas crescerà del 40% entro il 2020 e si stima che il tasso medio annuo del 
gas naturale aumenterà del 2,4% fino al 2030. È soprattutto la crescita economica dei Paesi in via di 
sviluppo che fa da volano ad un consumo sempre maggiore di gas, e che ha visto solo in Cina un 
aumento superiore al 20%. L’International Energy Outlook 2009 ha stimato che il consumo mondiale 
di energia aumenterà dagli attuali 421 quadrilioni (un quadrilione = 1.000.000 di miliardi) di British 
thermal units (Btu)1
 
ai 563 quadrilioni Btu nel 2015 fino ai 722 quadrilioni Btu in 2030. Secondo le 
recenti valutazioni del Petroleum Economist la quota di gas naturale liquefatto (GNL) passerà dal 
23,4% al 34% dell’import europeo dal 2020 al 2040, quella degli Stati Uniti balzerà dal 43,5% al 72%, 
quella cinese resterà superiore al 70% e quella del Giappone raggiungerà l’85%.  
Tale sviluppo accelererà il business del GNL in chiave globale e nel contempo il gas naturale 
liquefatto tenderà a ridurre le difficoltà geopolitiche derivanti dalle condutture che sovente 
attraversano più Paesi prima di giungere dal Paese produttore a quello consumatore. Le navi-cisterna 
possono trasportare il gas ovunque consegnandolo a chi è in grado di pagare il miglior prezzo.  
Attualmente, invece il gas viaggia ancora quasi esclusivamente attraverso gasdotti e è venduto 
con contratti di fornitura pluriennali (tra 15 e 25 anni). Dal punto di vista economico-finanziario non 
esistono prezzi di riferimento del gas validi in tutto il mondo, come il Brent o il WTI per il petrolio.  
Il petrolio è quotato in borsa ed il suo prezzo internazionale è fissato tramite contrattazione a 
Londra e New York e ha come principale riferimento il Brent norvegese, petrolio “super light” di 
ottima qualità, ma in via di esaurimento. Gli altri tipi di petrolio sono valutati in base al prezzo del 
Brent. Il paniere dell’OPEC (Organizzazione dei Paesi Esportatori di Petrolio) riunisce i tipi di petrolio 
per lo più mediorientali di qualità inferiore ma disponibile in grande quantità.  
Il gas è venduto a stock, con contratti a medio e lungo termine che prevedono alcuni 
aggiornamenti del prezzo a scadenza prefissata. Poiché riguarda forniture pluriennali e quantità 
enormi di prodotto, i contratti di vendita del gas hanno una clausola “Take or Pay” (ToP): il gas 
concordato o è effettivamente consumato o gli eccessi di offerta devono essere pagati dal Paese 
acquirente. La World Oil and Gas Review 2006 (fig. 8) calcola che i tre quarti delle riserve mondiali 
di gas naturale (183.800 miliardi di metri cubi) sono ubicate nel Medio Oriente e nell’Eurasia ed il 
58% è concentrato solamente in tre Paesi (Russia, Iran e Qatar). Nei primi venti Paesi al mondo per 
riserve sono concentrati 162.500 miliardi di metri cubi di gas. Ciò rende i Paesi consumatori 
particolarmente vulnerabili, poiché è più difficile attuare politiche di diversificazione come per il 
petrolio, essendo il gas concentrato in poche regioni geografiche.  
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Per comprendere meglio tutti gli aspetti di questa risorsa, non si può non menzionare quali siano 
le motivazioni anche tecniche alla base dell’attuale dinamica della domanda di gas nel mondo. 
Sicuramente i bassi costi e l’elevata consistenza di riserve di gas nel mondo sono uno degli aspetti 
fondamentali di tale interesse. Ma vi sono anche altre questioni, quali per esempio:  
-  l’evoluzione delle tecnologie applicabili ad ogni fase della catena di produzione in grado di 
ridurre le distanze tra le aree minerarie e i bacini di consumo (Gas Naturale Liquefatto/GNL, 
Gas to Liquids/ GTL, Trasporto Gas Alta Pressione/TAP);  
-  la maggiore compatibilità ambientale rispetto agli altri idrocarburi, anche in relazione 
all’implementazione del Protocollo di Kyoto;  
- la diffusione del ciclo combinato come tecnologia elettiva nella produzione di energia 
elettrica, in ragione dei minori costi di investimento, rendimenti più elevati e delle ridotte 
emissioni rispetto alle altre tecnologie basate sull’uso dei combustibili.  
L’aumento della domanda e, di conseguenza, dei prezzi sta creando le condizioni per la 
costituzione di una sorta di OPEC del gas naturale.  
Nel 2001 a Teheran nacque il primo Forum tra i Paesi esportatori di gas con l’obiettivo di riunire 
allo stesso tavolo i principali produttori mondiali di gas. Attualmente c’è chi paventa che da semplice 
Forum i Paesi possano riunirsi in un’organizzazione, costituendo una sorta di “cartello” in grado di 
influenzare sia il prezzo che l’offerta, tentando di superare l’attuale meccanismo che vincola il 
prezzo del gas naturale a quello del petrolio e ponendo i Paesi importatori di fronte a nuove sfide.  
      Tale risorsa assume quindi una tale valenza geopolitica che potrebbe ridefinire nuovi equilibri 
mondiali. Da un lato i principali Paesi consumatori cercheranno di diversificare le importazioni e 
dall’altro i Paesi produttori, per accrescere i loro proventi, tenderanno a ridisegnare nuove strategie 
per soddisfare una domanda in costante crescita.  
Inoltre, al consumo di gas dei Paesi sviluppati, si vanno ad aggiungere le numerose richieste 
delle nazioni asiatiche, sempre più interessate ad acquistare il gas come principale risorsa in grado di 
soddisfare il loro fabbisogno energetico.  
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Fig. 8: Il commercio mondiale di Gas (il Mercato del Gas regionalizzato). Fonte: BG Group, 2008. 
     
La nascita di nuovi mercati per il gas naturale è stata resa possibile dalla crescita del GNL: Sud 
America, India, Cina e Medio Oriente (non indicati sulla cartina, (BG Group, 2008). Il gas liquefatto 
assicura una maggiore interconnettività dei mercati, maggiore concorrenza e sta rapidamente 
conducendo all'armonizzazione dei prezzi. In questa mappa non è mostrato il declino della 
produzione da parte delle fonti di approvvigionamento tradizionali in Nord America e in Europa. 
Questa carta semplificata mostra le principali fonti di approvvigionamento per l'Europa.  
   La dipendenza dai fornitori extra UE è prevista in aumento, dato il contemporaneo aumento dei 
fabbisogni e la diminuzione della produzione interna. Questo rende l’UE più dipendente dagli scenari 
energetici mondiali, e ci mette in concorrenza con altri acquirenti. Il GNL potrà fornire una forte 
componente di flessibilità, sia per consumatori che per fornitori. La percentuale di consumo di gas 
rispetto agli altri prodotti energetici è prevista in crescita, soprattutto grazie alle sue qualità 
ambientali e alla competitività economica in alcuni settori. La dipendenza dai fornitori extra-UE è in 
aumento, dato il contemporaneo aumento dei fabbisogni e la diminuzione della produzione interna. 
Questo rende l’UE più dipendente dagli scenari energetici mondiali, e ci mette in concorrenza con gli 
altri acquirenti. Il GNL inoltre potrà fornire una forte componente di flessibilità, sia per consumatori 
che per fornitori. Per quel che concerne il mercato europeo del gas attualmente è soddisfatto per 
più della metà da produzione interna e per la restante parte da importazioni. Il ruolo più importante 
nelle importazioni lo rivestono la Russia e l’Algeria, mentre è ancora relativamente poco sviluppato il 
mercato del GNL. 
  Le previsioni di crescita della domanda di gas naturale indicano che il consumo di gas crescerà da 
circa 575 Miliardi di metri cubi annui del 2005 a più di 700 nel 2020. Contestualmente, le riserve di 
gas in Europa vanno progressivamente esaurendosi e non saranno completamente sostituite da nuove 
 59 
scoperte (queste ultime concentrate in Norvegia). La produzione europea diminuirà (UK, NL, D e IT) 
da 330 Miliardi di metri cubi annui nel 2005 a 220 nel 2020. Questi due andamenti comporteranno 
inevitabilmente un aumento della dipendenza da importazioni, che passeranno da 245 Miliardi di 
metri cubi annui del 2005 (pari al 43% del consumo) a circa 500 nel 2020 (pari al 70% del consumo). 
 
1.2.1.2 Produzione e importazione 
Le forniture "indigene", ossia interne, sono le più sicure ed affidabili, e di esse si sa praticamente 
tutto (tab. 9). Le forniture esterne sono meno affidabili e su di esse si hanno meno informazioni. 
Sulle forniture GNL si hanno tutte le informazioni che servono, ma non si sa come il mercato ripartirà 
la quota di fornitura all'Europa. Inoltre l'approvvigionamento mediante trasporto via nave è 
intrinsecamente il più critico per la sicurezza. La produzione britannnica di gas ha raggiunto il picco 
nel 2001 e sta diminuendo del 8,5% all'anno; il BERR inglese (Department for Business, Enterprise and 
Regulatory Reform - in pratica il Governo) è d'accordo con questo scenario. Questo è uno dei più 
problemi più grossi per l'approvvigionamento di gas europeo, dal momento che la Gran Bretagna era 
solita esportare un certo quantitativo di gas, mentre ora sta cercando di importarne quantità che 
crescono di anno in anno. Da qui nascono considerevoli tensioni sull'intero mercato europeo. I Paesi 
Bassi hanno avuto un'industria del gas regolata in modo accurato, con il livello di produzione a 
Groningen fissato per legge. Questo ha generato un plateau di produzione molto largo nel tempo - 
una strategia molto giudiziosa. La produzione olandese di gas off-shore è ora in declino (come quella 
britannica), e questo porterà ad una curva di produzione in leggera discesa. La Norvegia si trova ad 
un bivio. Gli impianti per l'esportazione del gas sono stati recentemente ampliati per una portata di 
120 miliardi di metri cubi/anno con l'entrata in servizio del gasdotto di Langeled, che collega il 
campo di estrazione di Ormen Lange all'Inghilterra (ed all'Europa continentale). I due campi di 
estrazione "giganti", Ormen Lange e Troll possono continuare a produrre ad un plateau stabile per 
molti decenni; ma molti degli altri campi di estrazione del Mare del Nord sono in declino, in 
particolare quelli associati alla presenza di petrolio. La prognosi combinata è che la produzione di 
gas norvegese potrebbe raggiungere il picco l'anno prossimo. La previsione è stata confermata da 
dichiarazioni informali del governo norvegese. Il picco sulla produzione norvegese di gas avrà 



















Tab. 9: Produttori, esportatori ed importatori principali del gas naturale a livello mondiale. Fonte: IEA, 2010. 
 
In definitiva, le previsioni sulla produzione europea interna di gas sono piuttosto tetre (Cedigaz, 
2002). Il picco complessivo è stato probabilmente nel 2004 e per il futuro si può soltanto aspettare 
un inevitabile declino. Se combiniamo questa previsione sulla produzione europea di gas con un 
modello di consumo che proietta nel futuro la crescita storica nella domanda, si ottiene uno scenario 
di rapido aumento delle importazioni. Nel 2006 l’Europa ha importato 197 miliardi di metri cubi di 
gas naturale, e il modello porta a prevedere una crescita a 492 miliardi di metri cubi entro il 2020, 
una crescita di circa il 40%. Da dove arriverà tutto questo gas? Si stanno già notando i primi segni di 
contrattura della domanda portata dai prezzi alti, e non si crede che lo scenario sopra riportato 
possa realizzarsi. Quando si è costruito questo grafico si è aggiunto una linea che indica la 
limitazione della domanda. Le principali aree di incertezza possono essere individuate in relazione a:  
 la produzione di gas in Norvegia; 
 la produzione di gas in Russa e le previsioni di esportazione. La parte di questa 
esportazione destinata all'Europa OECD; 
 l’allocazione delle esportazioni di GNL. Nella creazione di scenari per lo sviluppo delle 
forniture, è anche molto importante la consapevolezza della natura ciclica stagionale 
della richiesta di gas. 
       Il fatto che la maggior parte della domanda sia centrata sull'emisfero settentrionale crea per 
essa un picco annuale globale. C'è quindi bisogno in Europa di un aumento della capacità di 
immagazzinamento del gas, per poter attenuare questa stagionalità. Questo potrebbe addolcire 
anche la stagionalità dei prezzi, con conseguenze per le industrie di stoccaggio.  
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       Per quanto riguarda il gas naturale, con riferimento all’Europa, vi è da notare che i campi a gas 
del Mare del Nord sono in declino. UK ha cominciato a importare gas naturale in maniera massiccia 
attraverso il pipeline Interconnector (Futyan, 2006),  che era stato invece progettato per portare in 
Europa il surplus di gas della stessa Gran Bretagna, proveniente dai giacimenti del mare del Nord. Lo 
stesso Nord Stream sarà una buona fonte di supply non solo per la Germania, ma anche per 
l’Inghilterra. Il South Stream metterà l’Italia in condizioni di maggior sicurezza di supply per il medio 
lungo termine, evitando le forche caudine dell’Ucraina. I bilanci di surplus o deficit di gas naturale su 
un mercato determinato andrebbero fatti sulla base della produzione certa dei giacimenti, e non 
prendendo in considerazione i possibili surplus di capacità di trasporto via pipeline o GNL. 
       Nell’inverno 2005-2006, inoltre, uno dei più freddi degli ultimi quaranta anni, l’Italia ha evitato 
uno shock dovuto a shortage di gas naturale solo per le misure predisposte e attuate dal MSE, che, 
tramite la gestione dello stoccaggio commerciale e di quello strategico e sulla base delle misure di 
riduzione dei consumi, ha permesso al Paese di uscire indenne dalla crisi causata da un contenzioso 
economico tra Gazprom e Ucraina, per cui erano stati chiusi i rubinetti di transito. Se la crescita 
della domanda prevista dallo IEA sarà quella riportata nel World Energy Outlook 2009 non ci 
dovrebbero essere bolle di gas naturale  all’orizzonte. Chi ha i contratti take or pay se li tenga ben 
stretti, perché se la crescita del mercato sarà quella ipotizzata dal recente WEO 2009, il gas naturale 
in Europa non sarà in surplus, ma ci potrebbe essere invece un mercato corto, soprattutto per quanto 
riguarda il settore civile nei mesi invernali. Se poi si tiene conto anche del rapido declino della 
produzione di gas di UK ed Olanda, compensato in parte dal nuovo gas norvegese, secondo il WEO 
2009 si passerà da un import di 312 Miliardi di metri cubi del 2007 a circa 350 Miliardi di metri cubi al 
2015 e 391 Miliardi di metri cubi al 2020. In sintesi, per l’Unione Europea la situazione di dipendenza 
dall’estero per il gas naturale passerebbe dal 59% del 2007 a circa l’83% del 2030.  
 
1.2.1.3 Previsioni di domanda a medio / lungo termine per l’Italia ed Europa 
       Il gas naturale avrà un ruolo chiave in qualunque scenario di politica energetica, assumendo, 
infatti, una ripresa della crescita mondiale dal 2011, la domanda mondiale di gas naturale riprenderà 
il suo trend crescente di lungo periodo, nonostante il tasso di aumento della domanda sia funzione 
principalmente dell’intensità delle politiche climatiche. Il WEO dell’Internationale Energy Agency 
(2009), individua un aumento medio dell’1,5% annuo sulla domanda complessiva di gas naturale, dove 
oltre l’80% dell’aumento di consumo di gas naturale tra il 2007 e il 2030 si verificherà nei Paesi non 
OCSE, tra cui sarà il Medio Oriente ha registrare il maggior incremento (India e Cina). 
      La previsione per il 2015 diverge notevolmente da quella più a lungo termine. Nonostante dalle 
varie analisi condotte, si disponga solo di dati parziali e preliminari sulla domanda di gas per il 2010, 
è probabile che la domanda mondiale di gas abbia subito un calo del 2010, forse fino al 4%, a causa 
della contrazione economica mondiale. Supponendo che la ripresa economica cominci a partire dal 
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2011, si prevede un aumento della domanda mondiale con una crescita in media del 2,5% l’anno tra il 
2011 e il 2015, mentre la capacità produttiva aumenterà più rapidamente. 
      Dall’analisi della letteratura, sembra che sullo scenario di lungo periodo incomba la minaccia di 
un eccesso di gas. Il boom inatteso della produzione di gas non convenzionale, come il shale gas in 
Nord America, unito all’impatto depressivo della recessione sulla domanda, potrebbe contribuire ad 
un forte eccesso nell’offerta di gas, basata su una valutazione approfondita degli investimenti in 
corso e sull’aumento di capacità, legato a progetti di upstream, pipelines e GNL, rileva un notevole 
aumento della capacità inutilizzata dei trasporti interregionali di gas. 
      Considerando l’effetto combinato di una riduzione dell’utilizzo delle pipeline di trasporto tra le 
principali regioni e la capacità mondiale di liquefazione nel GNL, la capacità inutilizzata aumenta da 
60 miliardi di metri cubi nel 2009 fino a quasi 200 miliardi di metri cubi nel periodo 2012-2015. Il 
tasso di sfruttamento di tale capacità scende dall’88% a meno del 75%. Tale diminuzione rischia di 
essere più accentuato per le pipeline, mentre i proprietari di una nuova capacità di GNL potrebbero 
essere più disposti a offrire fornitura di gas non contratte sul mercato spot a quei valori di prezzo 
necessari per trovare acquirenti, sostituendo sul mercato una quantità di gas naturale il cui scambio 
internazionale sarebbe altrimenti avvenuto tramite pipeline38. 
        
1.2.1.4 I fattori di rischio del Mercato Gas 
 
Rischi e incertezze associati con i trend in atto della domanda e offerta di gas in Europa ed Italia  
    Nel 2009 la domanda europea di gas ha registrato una significativa flessione (-7,4% rispetto al 
2008 su base destagionalizzata) a causa dell’impatto della recessione economica sull’attività 
produttiva e sulla richiesta di energia elettrica. La contrazione della domanda è stata 
particolarmente severa sul mercato nazionale che ha registrato una diminuzione di circa 9 miliardi di 
metri cubi rispetto al 2008 (-10%) e di 10 miliardi rispetto al livello pre-crisi del 2007 (-12%), 
entrambi i casi calcolati a temperature destagionalizzate. 
       La situazione nel mercato italiano è stata aggravata dalla contemporanea rilevante crescita 
dell’offerta di gas in relazione al completamento dei piani di espansione della capacità di 
importazione da parte di Eni e di operatori terzi. In particolare nel 2009 Eni ha finalizzato/portato a 
regime gli upgrading delle due principali linee di importazione da Russia e Algeria (i gasdotti TAG e 
TTPC) per un totale di nuova capacità di 13 miliardi di metri cubi/anno messi a disposizione di terzi. 
Inoltre nell’ultima parte del 2009 è stato avviato il nuovo terminale di rigassificazione offshore di 
Rovigo della capacità di 8 miliardi di metri cubi/anno da parte di un consorzio di competitor. 
                                                          
38  Sebbene le garanzie di volume presenti nei contratti take or pay a lungo termine limiteranno in qualche modo la possibilità degli 
acquirenti di ridurre il prelievo di gas nelle condotte. 
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Pertanto la capacità di approvvigionamento gas è aumentata in misura massiccia in un periodo di 
forte calo della domanda creando una condizione di significativa overcapacity. 
       In tale contesto, i risultati operativi del business gas di Eni sono stati penalizzati in termini di 
minori volumi di vendita e di riduzione dei margini unitari a causa della crescente pressione 
competitiva e del calo della domanda sia in Italia, sia in Europa dove l’offerta abbondante ha 
limitato la capacità di Eni di allocare le proprie disponibilità di gas. Le prospettive della domanda e 
dell’offerta di gas in Italia e in Europa restano sfidanti. La ripresa della domanda si stima graduale a 
causa delle incertezze macroeconomiche. Infatti, la crescita economica, principale driver della 
domanda gas, nell’Europa dei 27 Stati è prevista debole sul breve medio termine. Inoltre la crescente 
adozione di modelli di consumo energetico maggiormente improntati all’efficienza e al risparmio, 
nonché la competizione proveniente dalle fonti di energia rinnovabile o alternativa, limiteranno 
ulteriormente le prospettive di ripresa della domanda di gas. 
A tale riguardo è importante ricordare che nel Consiglio europeo del marzo 2007, i capi di Stato 
hanno adottato un pacchetto di interventi in tema di cambiamento climatico ed energie rinnovabili 
(The Climate Change and Renewable Energy Package, noto anche come PEE 20-20-20), che stabilisce 
il conseguimento entro il 2020 dei seguenti target di sostenibilità: 
 un impegno a ridurre le emissioni di gas serra (GHG) del 20% rispetto al livello del 1990, 
elevabile fino a un massimo del 30% in caso di ratifica di accordi internazionali;  
 un miglioramento dell’efficienza energetica del 20%;  
 una produzione di energia da fonti rinnovabili del 20%.  
Sulla base dei trend in atto sul lato domanda, il management Eni ha rivisto al ribasso le 
previsioni di crescita di lungo termine della domanda europea di gas, portandole da un precedente 
c.a.g.r. (compound average growth rate, tasso di crescita medio composto) del 2% fino al 2020 a un 
più modesto c.a.g.r. dell’1,5% che implica un volume di consumi di poco inferiore ai 600 miliardi di 
metri cubi al 2020 rispetto alla precedente stima di 720 miliardi. Per il mercato italiano, le previsioni 
di lungo termine sono per un c.a.g.r. di poco inferiore al 2%, applicato al livello di domanda 2009, 
che comporta un consumo di gas al 2020 di 94 miliardi di metri cubi rispetto alla stima precedente di 
107 miliardi. Tale scenario di scarsa dinamicità della domanda associato all’offerta abbondante di 
gas potrà penalizzare i risultati e il cash flow del business del marketing del gas nei prossimi anni. 
I trend negativi in atto nella domanda e offerta di gas rappresentano un fattore di rischio 
nell’adempimento delle obbligazioni previste dai contratti di acquisto take or pay.  
Per assicurarsi un’adeguata disponibilità di gas sul medio-lungo termine, in particolare per 
coprire la domanda di gas in Italia, Eni ha stipulato contratti di acquisto di lungo termine con i 
principali Paesi produttori che riforniscono il sistema europeo. Tali contratti che dal 2010 
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assicureranno circa 62,4 miliardi di metri cubi/anno di gas (escluso l’approvvigionato delle altre 
società consolidate e collegate) hanno una vita residua media di circa 20 anni. 
I contratti prevedono clausole di take or pay in base alle quali l’acquirente è obbligato a pagare 
al prezzo contrattuale, o una frazione di questo, la quantità minima di gas prevista dal contratto, 
anche se non ritirata, avendo la facoltà di prelevare negli anni contrattuali successivi il gas pagato, 
ma non ritirato per un prezzo che tiene conto della frazione di prezzo già corrisposto. La clausola 
take or pay stabilisce che, in caso di mancato prelievo del volume annuo minimo (Annual Minimum 
Quantity – AMQ), Eni paghi, per la quantità in difetto, una quota (variabile da contratto a contratto), 
del prezzo contrattuale calcolato come media aritmetica dei prezzi-base mensili con riferimento 
all’anno di mancato prelievo. Eni ha la facoltà di prelevare nel corso degli anni contrattuali 
successivi la quantità parzialmente pagata, purché sia stata prelevata l’AMQ dell’anno. Il limite 
temporale di recupero varia da contratto a contratto (per alcuni entro i dieci anni successivi, per 
altri entro la durata residua del contratto). In tal caso, Eni pagherà la parte residua del prezzo, 
calcolando quest’ultima come la percentuale complemento a 100 sulla media aritmetica dei prezzi 
base mensili in vigore nell’anno dell’effettivo prelievo. Considerazioni analoghe valgono per gli 
impegni contrattuali ship or pay. 
Il management ritiene che gli attuali trend di mercato di scarsa dinamicità della domanda e 
offerta abbondante, unitamente alla possibile evoluzione della regolamentazione del settore, 
costituiscono dei fattori di rischio per l’adempimento delle obbligazioni derivanti dai contratti take 
or pay. Nel 2009 Eni ha rilevato debiti verso fornitori a fronte del valore delle quantità di gas 
relativamente alle quali, ancorché non ritirate, è sorto l’obbligo di corrispondere il prezzo 
contrattuale in base alle attuali clausole di take or pay. Nei prossimi tre anni il management ritiene 
che Eni incorrerà in mancati adempimenti di ritiro delle AMQ contrattuali per volumi significativi a 
meno di un rapido rientro dell’attuale situazione di oversupply sul mercato nazionale ed europeo, 
allo stato non prevedibile. Il meccanismo degli anticipi espone l’impresa sia a un rischio prezzo, 
tenuto conto che una porzione significativa di questo si forma nell’anno di mancato prelievo, sia a un 
rischio volume, nel caso di effettiva impossibilità a recuperare i volumi pre-pagati. Questa situazione 
può comportare il rischio di impatti negativi su margini unitari, risultati operativi e cash flow. 
Sulla base dei volumi e dei prezzi di vendita del gas previsti dal management nel quadriennio di 
piano ed oltre, le quantità relativamente alle quali potrà rendersi dovuto l’anticipo previsto dalle 
clausole di take or pay  saranno ritirate entro i termini contrattuali con il conseguente recupero 
dell’anticipo corrisposto. Eni attuerà le necessarie azioni per preservare la redditività e il cash flow 
dell’attività commerciale di gas naturale. Le iniziative identificate nei piani aziendali riguarderanno: 
 le azioni volte a massimizzare i volumi facendo leva sulla presenza contemporanea su più 
mercati, il know-how nella vendita, l’integrazione con le strutture commerciali e il 
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portafoglio di approvvigionamento di Distrigas (che non prevede di avere obbligazioni di take 
or pay neanche nei prossimi anni) e le politiche commerciali di incremento della quota di 
mercato nelle principali aree di consumo europee;  
 la rinegoziazione dei principali contratti di fornitura di lungo termine sulla base del diritto 
contrattualmente previsto di rinegoziare condizioni e termini al verificarsi di mutamenti 
rilevanti di mercato quali sono quelli in corso dal secondo semestre 2008. Nei primi mesi del 
2010 si sono concluse alcune rinegoziazioni con un impatto positivo sia sui risultati 
dell’esercizio 2009 sia in chiave prospettica, assicurando a Eni una maggiore flessibilità per i 
programmi commerciali;  
 nel mercato italiano, azioni di proposizione di formule di pricing innovative e di 
miglioramento della qualità del servizio;  
 le azioni di riduzione dei costi delle attività di vendita, servizio e delle attività di supporto al 
business;  
 le azioni di controllo ed efficiente gestione del circolante commerciale (Eni, 2010).  
 
Rischi connessi con la regolamentazione del settore del gas in Italia  
Il Decreto Legislativo 23 maggio 2000, n. 164 ha dettato norme per la liberalizzazione del 
mercato interno del gas naturale con un impatto significativo sull’operatività di Eni, che è presente 
in Italia in tutte le attività della filiera del gas naturale. L’apertura alla concorrenza del mercato del 
gas è stata accompagnata anche dai tetti normativi sui volumi immessi nella rete nazionale di 
trasporto e su quelli venduti ai clienti finali, che hanno comportato l’ingresso sul mercato di nuovi 
operatori con la conseguente progressiva erosione dei margini di vendita del gas. 
Gli altri aspetti di rilievo della regolamentazione del settore del gas in Italia sono l’accesso 
regolato alle infrastrutture, la separazione societaria e l’autonomia gestionale dei gestori di sistemi 
di trasporto, stoccaggio e distribuzione gas facenti parte di gruppi di imprese verticalmente integrate 
con decorrenza 1° luglio 2008 (ai sensi delle disposizioni di cui alla delibera 11/07 così come 
modificata dalla delibera 253/07) e il riconoscimento all’AEEG di poteri di regolamentazione, 
recentemente estesi a tutte le attività della filiera gas ed energia elettrica, e in particolare in 
materia di fissazione dei prezzi per le forniture ai clienti del mercato domestico e di determinazione 
delle tariffe per l’uso delle infrastrutture di trasporto, distribuzione, stoccaggio e rigassificazione del 
gas naturale e di approvazione dei relativi codici di accesso. 
In base ai principi della legge istitutiva e ad altre disposizioni normative, l’AEEG ha il potere di 
monitorare i livelli dei prezzi del gas naturale e di definire le condizioni economiche di fornitura del 
gas ai clienti del settore residenziale, con consumi inferiori a 200 mila metri cubi/anno. Le decisioni 
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dell’AEEG possono limitare la possibilità di trasferire sul consumatore finale gli incrementi del costo 
della materia prima. In tema di poteri dell’AEEG di fissazione delle condizioni economiche di 
fornitura  si è concluso il complesso procedimento amministrativo avviato nel 2004 e finalizzato nel 
marzo 2007 con la delibera n. 79/2007, che ha previsto l’obbligo, a carico degli importatori di gas 
naturale, compresa Eni, di rinegoziare tutti i contratti di compravendita all’ingrosso sulla base di 
condizioni coerenti con le nuove modalità di indicizzazione del costo della materia prima. 
Nel corso del 2009 con la delibera ARG/gas 64/09, l’AEEG ha determinato un nuovo meccanismo 
di indicizzazione del costo della materia prima applicato ai volumi consumati dai clienti che hanno 
diritto al servizio di tutela (i condomini ad uso domestico con consumi inferiori ai 200 mila metri 
cubi/anno e i clienti domestici). Tale meccanismo prevede il trasferimento del prezzo di un paniere 
di idrocarburi sul prezzo di vendita praticato ai clienti finali e la presenza di una quota fissa che si 
attiva solo nel caso in cui gli idrocarburi nei mercati europei raggiungano bassi livelli di prezzo. 
Anche i provvedimenti di legge possono limitare la capacità commerciale dell’impresa e la 
politica dei margini. In particolare nel giugno 2008 il Decreto Legge n. 112 che ha introdotto una 
maggiorazione d’imposta del 6,5% a carico dei soggetti che operano nel settore dell’energia, con un 
fatturato superiore a 25 milioni di euro, ha istituito il divieto di traslare sui prezzi finali al consumo 
detta maggiorazione d’imposta attribuendo all’AEEG il compito di vigilare sull’osservanza del divieto. 
In particolare l’Autorità ha adottato un sistema di vigilanza fondato su una metodologia di analisi che 
prevede più livelli di approfondimento in sequenza tra loro, attraverso un indicatore che consente di 
concentrare l’attività di analisi sui soggetti per i quali si possa ragionevolmente ritenere più 
probabile la violazione del divieto di traslazione. 
Ulteriore fattore di incertezza del quadro regolatorio è costituito dai possibili effetti della 
delibera n. 137/2002 dell’AEEG recepita nel codice di rete vigente in tema di priorità di accesso ai 
punti di interconnessione della rete nazionale di gasdotti con le principali dorsali di importazione (i 
cosiddetti punti di entrata al sistema). La delibera stabilisce un ordine di priorità nell’assegnazione 
della capacità disponibile che tutela gli operatori titolari di contratti di acquisto di lungo termine (i 
contratti take-or-pay nel caso di Eni) nei limiti dei volumi corrispondenti al prelievo medio 
giornaliero a valere su ciascun contratto; è negata la priorità ai volumi eccedenti la media 
giornaliera di prelievo che costituiscono la flessibilità contrattuale utilizzata nei periodi di picco 
della domanda. 
In caso di congestione ai punti di ingresso alla rete nazionale, il meccanismo della delibera 
prevede che dopo aver soddisfatto la priorità di assegnazione dei contratti di lungo termine, la 
capacità residua è assegnata su base proporzionale alle richieste in essere, alla quale 
concorrerebbero i volumi dei contratti di lungo termine eccedenti i quantitativi medi contrattuali. 
Eni ha impugnato la Delibera n. 137/2002 asserendo la sua illegittimità in quanto viola i principi 
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sanciti dalla direttiva Europea 55/2003/CE in materia di liberalizzazione del mercato del gas. 
Recentemente il Consiglio di Stato ha confermato la sentenza del TAR che ha in parte accolto i 
motivi di Eni asserendo che “l’acquisto della flessibilità contrattuale è un obbligo gravante 
sull’impresa di importazione nell’interesse generale: non si vede, pertanto, come i quantitativi di gas 
che la rappresentano non debbano trovare accesso prioritario al sistema di trasporto anche in caso di 
congestione del sistema medesimo”. Fino a oggi comunque non si sono verificati casi di congestione 
ai punti di ingresso alla rete nazionale tali da compromettere i piani commerciali di Eni. 
Oltre agli elementi sopracitati, un’ulteriore fonte di incertezza normativo/regolamentare è 
rappresentata dalle cosiddette gas release, misure volte ad aumentare il grado di liquidità e 
flessibilità del mercato che hanno inciso in maniera sostanziale sull’attività commerciale di vendita 
del gas in Italia da parte di Eni. Nel 2004 Eni ha ceduto – conformemente a quanto concordato con 
l’Autorità garante della Concorrenza e del Mercato (ACGM) – un volume complessivo di 9,2 miliardi di 
metri cubi di gas naturale ripartiti in quattro anni (2,3 miliardi di metri cubi l’anno nel periodo 1° 
ottobre 2004 – 30 settembre 2008) con cessione contestuale della capacità di trasporto correlata. 
Analogamente, nel 2007 Eni si è resa disponibile a vendere a terzi al PSV, un volume di gas naturale 
di 4 miliardi di metri cubi in due anni per il periodo dal 1° ottobre 2007 al 30 settembre 2009. 
Per l’anno termico 2009/2010 la Legge 99/09 ha imposto ad Eni l’ulteriore obbligo di cedere al 
PSV 5 miliardi di metri cubi di gas suddivisi in lotti annuali e semestrali. Nonostante la procedura ad 
evidenza pubblica si sia basata su un prezzo minimo, fissato dal Ministero dello Sviluppo Economico 
su proposta dell’AEEG, discriminatorio nei confronti di Eni (e rispetto al quale quest’ultima ha 
presentato ricorso), sono stati assegnati solo 1,1 miliardi di metri cubi  rispetto ai 5 offerti.  
Per quanto riguarda i prossimi anni, sulla base degli orientamenti espressi ripetutamente 
dall’AEEG (da ultimo nella relazione al Parlamento sullo stato del mercato dell’energia elettrica e 
del gas naturale – delibera PAS 3/10), non si può escludere la possibilità di nuove gas release a carico 
di Eni (ENI, 2010). 
 
1.3.1 Le principali aziende del settore: gli attori del mercato 
 
In Italia 
Si presentano i principali attori del mercato del gas, alcuni già precedentemente citati, ma per i 




Il gruppo Eni storicamente ha svolto una funzione primaria nella filiera del gas, anzi ha 
assicurato la quasi totalità degli approvvigionamenti, degli stoccaggi e della distribuzione primaria. 
Questo deriva dai compiti strategici che gli erano assegnati dal governo e dalla necessità di 
investimenti che tali funzioni necessitano e che sono proibitivi anche per grandi società che non 
godano dell'appoggio dello Stato. Infatti, per garantire il ritorno degli investimenti occorrono 
consumi garantiti per decine di miliardi di metri cubi di gas l’anno, sia nell'eventualità di voler 
stendere nuovi gasdotti dai paesi produttori sia in quella di realizzare impianti di liquefazione e 
rigassificazione del GNL. 
Eni è presente nella filiera del gas naturale attraverso le proprie divisioni e società operative:  
 Snam: importazione, trasporto e distribuzione primaria;  
 Eni/Divisione Agip: produzione nazionale e stoccaggio;  
 Italgas: distribuzione urbana. 
Enel 
   L'Enel S.p.A. (Ente Nazionale Energia Elettrica) è l'azienda principale in Italia e la seconda in 
Europa tra quelle fornitrici di energia elettrica. Dal 1992 è una società per azioni, in parte 
privatizzata. Fino al 1999 era monopolista statale del settore, escluse alcune aziende 
municipalizzate ed investitori minori. Tuttora il Ministero dell'Economia e delle Finanze italiano è 
l'azionista di riferimento, con una quota diretta ed indiretta del 31%. Enel è anche il secondo 
operatore nel mercato del gas naturale in Italia, con circa 2,6 milioni di clienti e una quota di 
mercato del 10% circa in termini di volume. 
Enel è un operatore integrato, attivo nella produzione, distribuzione e vendita di elettricità e 
gas. A seguito dell’acquisizione della compagnia elettrica spagnola Endesa, Enel è ora presente in 40 
Paesi, con una capacità installata netta di circa 95.400 MW e serve più di 61 milioni di clienti 
nell’elettricità e nel gas. Quotata dal 1999 alla Borsa di Milano, Enel è la società italiana con il più 
alto numero di azionisti, circa 1,2 milioni tra retail e istituzionali nel 2009. Enel è anche il secondo 
operatore nel mercato del gas naturale in Italia, con circa 2,7 milioni di clienti e una quota di 






Edison S.p.A. è una società per azioni italiana operante nel campo della fornitura di energia 
elettrica e gas metano. Edison è terzo operatore nel mercato del gas naturale in Italia (fig. 10), con 
1.200.000 clienti e una quota di mercato del 10% circa in termini di volume. Le aree di business 
riguardano l’approvvigionamento, la produzione e la vendita di gas. Edison inoltre è protagonista 
nella realizzazione di nuove infrastrutture di importazione del Gas in Italia ed in Europa.   
 
Snam Rete Gas  
Snam Rete Gas è il principale operatore italiano di trasporto e dispacciamento di gas naturale sul 
territorio nazionale, disponendo della quasi totalità delle infrastrutture di trasporto in Italia, con 
oltre 31.000 km di gasdotti in alta e media pressione (circa il 96% dell’intero sistema di trasporto). La 
Società possiede l’unico impianto attualmente operativo in Italia per la rigassificazione del GNL 
attraverso il quale è importato gas naturale liquefatto trasportato da navi metaniere.  
I clienti di Snam Rete Gas sono gli shipper, gli operatori che prenotano capacità nel sistema di 
trasporto di Snam Rete Gas per destinare quantitativi di gas immessi a proprio titolo in base alle loro 
esigenze. Snam Rete Gas quindi trasporta il gas per conto degli shipper, consegnandolo sulla base 
delle loro istruzioni. Gli shipper producono o importano gas, oppure lo acquistano da produttori 
nazionali o da altri shipper, per rivenderlo ai clienti finali (industrie e centrali termoelettriche), 
grossisti, o altri shipper. Le fasi dell’accesso al servizio di trasporto e dispacciamento e 
dell’erogazione di tale servizio sono disciplinate dal Codice di Rete, predisposto da Snam Rete Gas 
sulla base dei criteri e delle disposizioni in materia di accesso e di erogazione del servizio 
predisposte dall’Autorità con la Delibera n. 137/02, e approvato dalla medesima Autorità con la 
Delibera n. 75/03 del luglio 2003, e successive integrazioni. Il trasporto del gas naturale è un servizio 
integrato che consente la movimentazione del gas a partire dai punti di entrata nella Rete Nazionale 
fino ai punti di riconsegna della Rete Regionale per conto del soggetto che lo ha immesso. Snam Rete 
Gas conferisce capacità di trasporto agli shipper che ne fanno richiesta, i quali acquisiscono il diritto 
di immettere e ritirare, in qualsiasi giorno dell’anno termico, rispettivamente ai punti di entrata e di 
uscita della Rete Nazionale, ai punti di riconsegna sulla Rete Regionale e al PSV (Punto Virtuale 
situato tra i punti di entrata e di uscita della Rete Nazionale Gasdotti presso i quali gli Utenti 
possono effettuare, su base giornaliera, scambi e cessioni di gas, immesso nella Rete Nazionale) un 
quantitativo di gas non superiore alla portata giornaliera conferita.  Il gas immesso nella Rete 
Nazionale Gasdotti proviene da importazioni e in minor quantità da produzione nazionale. Il gas 
naturale proveniente dall’estero è immesso nella Rete Nazionale di Gasdotti attraverso 6 punti di 
entrata in corrispondenza delle interconnessioni con i metanodotti di importazione (Tarvisio, Gorizia, 
Passo Gries, Mazara del Vallo, Gela) e del terminale di rigassificazione GNL di Panigaglia. Il gas di 
produzione nazionale è immesso in corrispondenza dei 67 punti di entrata dai campi di produzione o 
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dai loro centri di raccolta e trattamento. Anche i campi di stoccaggio gas sono collegati alla rete di 
trasporto (2 punti virtuali di entrata). I punti di uscita dalla Rete Nazionale di Gasdotti sono costituiti 
da 17 aree di prelievo (ossia aggregazioni territoriali di punti di riconsegna), coincidenti 
generalmente con i confini amministrativo-regionali, da 5 punti di interconnessione con i gasdotti 
internazionali per le esportazioni (Tarvisio, Gorizia, Passo Gries, Bizzarrone, Repubblica di San 
Marino) e da due punti di uscita verso gli “hub di stoccaggio”. Il gas in uscita dalla Rete Nazionale di 
gasdotti è trasportato sulla Rete Regionale fino ai punti di riconsegna, presso i quali avviene il ritiro 
del gas da parte degli Utenti e la sua misurazione.  
 
Stogit  
       Stoccaggi Gas Italia S.p.A. (Stogit) è la società di Snam Rete Gas S.p.A. che opera nel settore 
dello stoccaggio del gas naturale, costituita il 15 novembre 2000. In data 31 ottobre 2001 ha ricevuto 
in conferimento rispettivamente da Eni S.p.A. il complesso aziendale riguardante l’attività di 
stoccaggio, comprendente le concessioni di stoccaggio, il gas presente nei relativi giacimenti, gli 
impianti di superficie e di sottosuolo e il relativo personale, e da Snam S.p.A. (incorporata in Eni 
S.p.A. il 1° febbraio 2002) gli impianti di compressione connessi all’attività di stoccaggio. Stogit è 
leader in Europa in termini di capacità, numero di clienti ed investimenti previsti.  
 
GNL  
      GNL Italia S.p.A., società che possiede e gestisce lo stabilimento di rigassificazione di GNL di 
Panigaglia, è stata costituita in data 27 luglio 2001 per ricevere in conferimento, detenere e gestire 
le attività svolte da Snam Rete Gas S.p.A. relative alla rigassificazione di gas naturale liquefatto. La 
Società è divenuta operativa il 1° novembre 2001. Inoltre nel quadro europeo in consolidamento si 
vede la nascita di nuovi soggetti su scala internazionale, come EDF/Edison, Enedesa/Enel, Suez/Gaz 
e France, E.On/RWE. Per quanto concerne il consolidamento degli operatori locali tramite 













      Conducendo un’analisi critica delle previsioni di crescita della domanda di gas naturale, si vede 
come per i mercati europei, in cui il supply è quasi interamente costituito da contratti take or pay, 
che sono in aumento, la possibilità che vi sia un eccesso di gas nel breve termine appare poco 
probabile. Il mercato spot del gas naturale in Europa è quasi inesistente, dato che il supply proviene 
da poche fonti, mentre negli Usa è costituito da più di diecimila produttori. In ogni caso nessun 
produttore metterà sul mercato quantitativi di gas invenduto a prezzi concorrenziali con il suo stesso 
gas, venduto con i contratti take or pay, facendo concorrenza a se stesso. Vi è anche da ricordare 
che nei contratti take or pay esistono delle clausole sulla destinazione del gas naturale, che rendono 
difficile la rivendita fuori dal circuito del compratore. Questa clausola serve proprio per evitare 
rivendite al ribasso che potrebbero fare concorrenza ai contratti take or pay dei produttori. Ecco 
perché appare non realistica l’ipotesi dello IEA di surplus di gas proveniente dai produttori, che 
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potrebbe essere venduto tramite strutture di trasporto non completamente saturate. Si può 
tranquillamente affermare che la produzione di gas naturale, date le sue peculiarità di logistica e di 
costo, cresce con regole molto rigide e che difficilmente si genereranno dei surplus strutturali sul 
mercato, con il rischio di deprimere i prezzi e causare danni economici agli investitori stessi.       
       Lo studio WEO 2009 ha una grande rilevanza macroeconomica, sia per le informazioni globali che 
presenta sia per le analisi che ha approfondito, ma manca l’analisi di uno dei segmenti chiave del 
ciclo del gas, quello relativo allo stoccaggio, che rappresenta l’area più critica del ciclo stesso.  
      Senza un’adeguata capacità di stoccaggio il rischio di avere aree di consumo che rimangano 
senza supply è alto, ma nello studio WEO 2009 il problema della sicurezza degli approvvigionamenti, 
sotto quest’aspetto, non è stato affrontato. Parlare di shortage o di bolla del supply, senza entrare 
in questi dettagli, è una mera esercitazione numerica, che può essere utile per dare delle indicazioni 
di carattere generale, ma non serve per definire compiutamente il funzionamento del ciclo del gas 
naturale all’interno delle singole aree di domanda e garantire che non ci siano pericolosi shortage di 
supply di gas ai clienti finali. In sintesi, piuttosto che concentrarsi su previsioni di impianti di 
terminali GNL o su gasdotti, sarebbe stato utile che dallo studio WEO emergesse la necessità di 
rafforzare la capacità di stoccaggio di gas naturale, che risulta non essere in linea con i previsti 
fabbisogni, nonostante questo segmento sia l’area più critica del ciclo del gas naturale stesso. 
Mentre la liberalizzazione dal lato della domanda è ampia e destinata ad essere raggiunta in 
tempi brevi, la concorrenza dal lato dell’offerta risulta non ancora corrispondente alle esigenze di 
mercato, richiedendo tempi ancora molto lunghi. L’analisi dei risultati raggiunti finora ci consente di 
rilevare i problemi più significativi del mercato del gas europeo 39  che sono riconducibili 
principalmente alla mancanza di liquidità e flessibilità, all’ancoraggio al prezzo del greggio, al 
difficile bilanciamento in un mercato liberalizzato e contrassegnato dalla discriminazione nelle 
negoziazioni ed infine alla mancata chiarezza circa la futura struttura da dare all’assetto 
competitivo di mercato (IEA, 2005c).   
                                                          
39 La crisi più grave nel settore si è manifestata in Europa nella seconda metà del 2005, quando Russia e Ucraina sono entrate in conflitto 
diplomatico economico. La Russia è infatti il più importante fornitore di gas in Europa, la quale importa attraverso l’Ucraina, il 25% del 
gas estero e quasi l’80% delle importazioni dalla Russia. Da quest’ultima proviene inoltre la maggior parte del gas ucraino e già a partire 
dal 1993, quando l’Ucraina non pagò le forniture di gas, furono affrontati conflitti simili. Anche in seguito a questo riconoscimento, il 
gas, che fino ad allora veniva venduto ad un prezzo di favore (US$50 ogni mille metri cubi), venne portato a US$160 e poi, dopo il rifiuto 
ucraino, a US$230 ogni mille metri cubi di gas. A causa dei mancati accordi il 1 gennaio 2006 furono chiusi provvisoriamente i rubinetti 
per Kiev, precisando che il gas europeo non avrebbe subito carenze. Contemporaneamente il periodo invernale 2005-06 fu caratterizzato 
da temperature molto rigide in tutta Europa e i gasdotti russi, in seguito alle innumerevoli rotture e all’aumento del fabbisogno 
nazionale, ridusse il pompaggio. In questa situazione l’Ucraina iniziò a prelevare abusivamente parte del gas destinato all’Europa, 
mettendo di fronte alla stessa l’eccessiva rigidità di quel mercato, tale da renderla succube di crisi internazionali ed incapace di essere 
indipendente nelle scelte di politica energetica. Tutto ciò rende ancor più evidente i problemi legati alle fonti fossili e sprona 
nuovamente verso una maggiore diversificazione delle fonti energetiche. 
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       Tali problematiche potrebbero essere risolte nei prossimi anni prendendo in considerazione 
alcuni provvedimenti e modelli, quali:  
 la creazione di maggiore liquidità sfruttando il fenomeno della bolla di gas, qualora dovesse 
verificarsi, promuovendo ulteriori programmi di gas release;  
 la trasformazione di SRG in un Transport & Storage System Operator (TSO)40; 
 l’incentivazione nell’utilizzo del GNL; 
 il potenziamento del PSV fino a diventare non solo la futura borsa del gas, ma un vero e 
proprio system hub sul modello inglese41; 
 la creazione di un hub42 del gas di respiro europeo (Dorigoni et al., 2004).  
       L’istituzione di un hub risulta essere rilevante perché favorirà la ricerca di efficienza da parte di 
tutto il sistema, che fungerà da portale d’accesso al mercato unico europeo43. Il trading hub dovrà 
essere strutturato in modo da poter permettere frequenti ed improvvisi swap sia di capacità che di 
commodity tra operatori all’interno dello stesso mercato, magari utilizzando vie d’accesso diverse 
(GNL contro stoccaggio o viceversa) ed anche scambi e cessioni tra mercati spot appartenenti a paesi 
diversi44; è necessario anche un forte potenziamento delle interconnessioni tra i nascenti mercati 
europei45(EC, 2003d). In Italia ci sono le condizioni per poter istituire un trading hub? Per quanto 
riguarda la liquidità, se si considerano gli effetti congiunti della minibolla di gas che si potrebbe 
verificare e i diversi programmi di gas release, si può concludere che il mercato italiano dovrebbe 
raggiungere un buon livello, sufficiente per lo sviluppo di un mercato spot. Per quanto riguarda gli 
stoccaggi, l’Italia può vantare un buon numero di campi di buone dimensioni e capacità di working 
gas abbondante (EC, 2003c). Per quanto concerne infine la normativa, ci sono ancora luci ed ombre, 
riguardo all’assetto futuro delle società controllate da Eni, cioè SRG e Stogit. Per legge, Eni dovrà 
                                                          
40 Indipendente da ogni altro soggetto del mercato e operante in modo da perseguire solo l’efficienza nell’utilizzo delle infrastrutture che 
si troverà a gestire. 
41 Dove tutte le infrastrutture siano telematicamente interconnesse, garantendo la flessibilità a tutti gli operatori, in modo da poter 
bilanciare i propri consumi e necessità in tempi ridotti e senza penali, utilizzando tutti gli strumenti potenzialmente disponibili. 
42 Perché un hub possa essere creato, sia esso fisico o virtuale, ci devono essere i giusti presupposti. Queste condizioni basilari sono: a) la 
disponibilità di quantitativi di gas da scambiare sul mercato spot, b) la disponibilità di infrastrutture adeguate, c) una normativa che 
faciliti la transizione verso un modello di mercato basato su un trading hub, d) un numero minimo di partecipanti al nuovo mercato di 
scambio ed infine e) una quantità minima di gas scambiato per far partire il mercato.  
43 In particolare, si suggerisce un’armonizzazione della regolamentazione degli scambi di gas e capacità: il bilanciamento dovrà compiersi   
sulla base di meccanismi di mercato che non penalizzino i nuovi operatori privi dell’esperienza decennale dell’incumbent. 
44 Dovranno essere possibili gli arbitraggi tra piazza e piazza, per esempio tra Zeebrugge e il PSV. 
45 NBP, Zeebrugge, Eurohub, Baumgarten ed il PSV. 
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scendere sotto il 20% del capitale di SRG, ma questo non sarà sufficiente, perché, considerando che 
SRG è una società quotata, il 20% è ancora una quota rilevante (EC, 2002). Per quanto riguarda infine 
gli ultimi due punti, sarà necessario molto tempo prima che il mercato spot prenda piede. Tuttavia 
se esso sarà contestualizzato presso un hub, dove l’accesso a tutte le infrastrutture sarà reso 
disponibile a tutti, senza discriminazione e per via elettronica, i tempi potrebbero essere brevi. In 
questo senso è auspicabile un forte impegno da parte della Commissione Europea, del Forum di 
Madrid e del CEER, in modo che essi possano coordinare l’operato dei vari regolatori affinché sia 
creata un’unica rete paneuropea, largamente interconnessa per poter sostenere la sfida dell’energia 
lanciata da colossi come USA, Cina ed India (EC, 2000). Questa sfida sarà ardua, ma anche un valido 
banco di prova per il processo d’integrazione che ormai avanza sempre più speditamente in seno 
all’UE. Non sarà facile portare a termine una transizione molto complessa di un mercato da sempre 
oggetto di monopolio, ma l’obiettivo di creare un mercato efficiente, liquido e trasparente non è un 
miraggio. Si è sottovalutata la portata di un processo di liberalizzazione che in paesi come gli Stati 
Uniti e la GB è durato ben più di un decennio; in Italia si è voluto compiere in soli cinque anni, 
liberalizzazione che vedrà il suo ultimo stadio nella interconnessione dei vari hub europei e 


















La liberalizzazione del mercato del gas è iniziata a livello comunitario con la direttiva 98/30, poi 
aggiornata e sostituita dalla 2003/55 che persegue esplicitamente l’obiettivo di creare un unico 
mercato europeo concorrenziale. In Italia, l’apertura alla concorrenza ha avuto inizio con il D.lgs 
164/2000 (Decreto Letta), in recepimento della 98/30, sancendo una nuova era votata alla 
concorrenza. I principali obiettivi e modalità per garantire l’apertura del mercato del gas sono: 
 la creazione di un unico mercato integrato europeo; 
 il rafforzamento nella sicurezza degli approvvigionamenti; 
 l’introduzione di una maggiore competitività e trasparenza; 
 la riduzione dei vantaggi per i produttori di gas extra-europei; 
 la garanzia della reciprocità con operatori di paesi dell’UE che aprono al minimo 
consentito il loro mercato interno; 
 l’introduzione alla concorrenza tra i distributori per aumentare l’efficienza e 
l’aggregazione; 
 la riduzione dei prezzi del gas (Dialuce, 2008). 
Tuttavia, dopo dieci anni dalla sua entrata in vigore i risultati sono certamente al di sotto delle 
aspettative e vi sono numerose incognite che costellano l’evoluzione del mercato del gas naturale. 
Diffuse sono le lamentele circa l’inesistenza di un vero mercato liberalizzato per l’energia, così come 
sottolineato dalla letteratura (Haas et al., 2008) dovuta in parte ai lenti progressi verso una più 
avanzata competitività del sistema energetico ma anche ai rallentamenti e ritardi infrastrutturali 
necessari all’integrazione dei mercati (AEEG, 2010).  
Questa affermazione ha dei meriti, ma deve essere qualificata. Il fatto che le transazioni 
avvengano in un ambiente poco competitivo è un tema poco contestabile, così come è fuori 
discussione che (Dorigoni et al., 2006): a) ci sono elementi che operano “strutturalmente” contro la 
possibilità di avere concorrenza nel senso tradizionale (ad esempio i contratti take or pay); b) vi sono 
notevoli possibilità di miglioramento del profilo competitivo (attraverso nuove infrastrutture e 
regolamentazioni). 
Per riprendere il primo punto, la concorrenza “possibile” nel settore gas è frenata dall’esistenza 
di contratti take or pay, e dal fatto che la presenza di contratti bilaterali consente a ciascuna grande 
impresa upstream di selezionare i suoi clienti, spartendosi il mercato con le eventuali rivali (che 
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acquistano buona parte del gas da Eni). In questo mercato esiste, infatti, un ampissimo numero di 
transazioni decentralizzate; di fatto ogni cliente fronteggia condizioni estremamente differenziate in 
termini di prezzo, tipo di consegna, flessibilità del contratto. Queste transazioni avvengono in 
presenza di un’offerta estremamente concentrata e nella quale le imprese dotate di contratti take 
or pay, hanno un incentivo a vendere gas “ad ogni costo”. La conseguenza è un mercato senza vera 
concorrenza, con una naturale spartizione dei clienti tra poche imprese.  
È da ricordare che il presupposto per l’esistenza di un mercato non è solo la libertà di 
determinare le condizioni dello scambio (se effettuarlo o meno, a quali prezzi, ecc.) ma anche la sua 
ampiezza: ciò determina sia il livello di specializzazione del lavoro (Adam Smith) sia il potere di 
mercato delle parti, sia la volatilità dei prezzi. Avere una struttura delle transazioni così 
frammentata implica che in ogni sotto-mercato si possono a volte trovare pochissimi soggetti che 
sono costretti a contrattare tra loro, ma con un potere negoziale distribuito asimmetricamente.  
Sul secondo punto invece, nonostante il rapido avvio del processo di liberalizzazione, la 
situazione reale dei mercati sotto il profilo normativo ed infrastrutturale rimane insoddisfacente. 
Negli ultimi anni, la disponibilità di nuova capacità per importazione e diversificazione (AEEG, 2007), 
nel contesto italiano, è rappresentata solo dal nuovo rigassificatore di Rovigo (vedi cap. 1, par. 
1.1.2.1) e dai potenziamenti di gasdotti esistenti, imposti da autorità nazionali ed europee.  
Il 92% della capacità infrastrutturale per le importazioni resta in mano al Gruppo Eni che, con le 
vendite oltre frontiera destinate all’Italia, si attesta ancora sul 65% circa delle immissioni. 
Quanto alla prevista Borsa del Gas, l’Autorità aveva definito le tappe di realizzazione già nel 
2004, nella radicata convinzione che tale strumento sarebbe stato essenziale per la concorrenza e 
per dare corretti segnali di prezzo, utili per transazioni e nuovi investimenti. Tuttavia l’effettivo 
dispiegarsi di tali potenzialità è ancora pesantemente condizionato da: 
 ridotta disponibilità di gas (al netto degli autoconsumi) degli operatori diversi da Eni; 
 frequenti situazioni di emergenza, vissute o potenziali, come sicurezza degli 
approvvigionamenti; 
 mancanza di un operatore di rete indipendente, che possa garantire un dispacciamento di 
merito economico senza nemmeno il sospetto di discriminazioni (AEEG, 2010). 
 
2.1.2 L’evoluzione storica del settore 
Nel 1953 fu istituito l’Ente Nazionale Idrocarburi (Eni), al quale furono conferite le 
partecipazioni pubbliche nelle società Agip, Romsa e Snam. L’Eni, quale ente pubblico al quale era 
attribuita una riserva originaria (gestore di attività inerenti fonti di energia), esercitava 
indirettamente attività di esplorazione, produzione e trasporto di gas nazionale. In alcune zone del 
paese (Valle Padana e alto Adriatico), Eni svolgeva le attività di ricerca e coltivazione, trasporto e 
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stoccaggio di idrocarburi, il cui esercizio avveniva per il tramite di società a partecipazione pubblica 
necessaria, mentre, nelle rimanenti aree territoriali, l’accesso al mercato si fondava su un articolato 
sistema di permessi e di concessioni. In seguito alla trasformazione di Eni in società per azioni (1992), 
alla nuova società per azioni furono attribuite ex lege in concessione le attività in precedenza 
riservate all’ente pubblico. Come sappiamo in quel momento si trattava esclusivamente di una 
privatizzazione formale cui non si accompagnava alcun intervento di liberalizzazione e 
ristrutturazione del settore. Eni costituiva un monopolio di fatto, verticalmente integrato nelle fasi 
dell’approvvigionamento (produzione ed importazione), del trasporto, dello stoccaggio e della 
distribuzione alle utenze industriali-termoelettriche e civili.  
Una prima innovazione, seppur parziale nel contesto gas, è avvenuta dal D.lgs. 25 dicembre 1996, 
n. 625, di recepimento della direttiva n. 94/22/CE 5, e si è concretizzata nell’inserimento di 
elementi concorrenziali nell’esercizio di alcune fasi di attività inerenti alla somministrazione del gas 
naturale. Nonostante il suo intento, la portata innovativa del decreto appariva piuttosto limitata, in 
quanto lo stesso “liberalizzava” esclusivamente alcuni dei segmenti a monte della filiera, la c.d. fase 
upstream (prospezione, ricerca e coltivazione), abolendo, dal 1° gennaio 1997, con riferimento a tali 
attività i regimi di esclusiva a favore di Eni. Una maggiore liberalizzazione del settore avviene con il 
D.lgs. del 25 maggio 2000, n. 1647, che recepisce le disposizioni contenute nella Dir. CE 30/1998, e 
definisce il quadro normativo di riferimento. 
       Occorre precisare che, essendo stato il settore del gas tradizionalmente dominato da imprese 
monopolistiche verticalmente integrate, l’avvio di un processo di liberalizzazione significava che, da 
una parte, si promuovesse l’apertura del mercato nelle fasi in cui la concorrenza tra più imprese è 
tecnicamente possibile (come la produzione, l’importazione e la vendita), dall’altra, si disciplinasse 
l’accesso alle fasi in cui erano presenti infrastrutture essenziali, distinguendo quelle destinate a 
rimanere in regime di monopolio (trasporto ad alta pressione e distribuzione locale di gas naturale) 
da quelle potenzialmente concorrenziali (approvvigionamento e vendita). 
In questa ottica, la disciplina contenuta nel decreto 164/2000 estende il fine della concorrenza 
anche alle attività a valle della filiera (approvvigionamento, trasporto, distribuzione e vendita), 
utilizzando quale strumento necessario a questo scopo l’atto autorizzativo da rilasciarsi sulla base di 
condizioni, oggettive, trasparenti e non discriminatorie. La sostituzione del regime 
dell’autorizzazione al tradizionale regime concessorio, secondo il prevalente orientamento 
giurisprudenziale, esclude il permanere di una riserva “originaria” basata sull’art. 43 della 
Costituzione, e sancisce la definitiva qualificazione delle attività come attività di impresa. 
In un clima di liberalizzazione a livello europeo, gli unici scopi che giustificano una limitazione al 
diritto di impresa nel settore considerato sono quelli (tassativamente) individuati dal legislatore 
comunitario, cioè la sicurezza di funzionamento della rete, l’interoperabilità e la tutela dei 
consumatori e dell’ambiente. Nel rispetto di queste “esigenze fondamentali”, ogni soggetto potrà 
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prestare liberamente il proprio servizio all’interno del mercato europeo del gas naturale, purché sia 
in possesso di un’autorizzazione all’esercizio dell’attività rilasciata dal proprio organismo di 
regolazione, la cui discrezionalità è ridotta al profilo meramente tecnico, ovvero alla verifica del 
rispetto da parte del potenziale operatore di requisiti stabiliti in via generale dalla legge. Coerente 
con tale impostazione appare l’obbligo per le autorità del settore di motivare l’eventuale rifiuto 
dell’autorizzazione; rifiuto che potrà avvenire esclusivamente in alcuni casi indicati dalla legge. 
Attraverso la nuova disciplina il sistema gas, comprensivo dell’insieme delle infrastrutture 
essenziali per l’esercizio di alcune delle attività della filiera, tradizionalmente oggetto di monopolio 
pubblico, è trasferito a soggetti di natura privatistica. Al controllo proprietario dello stato si 
sostituisce, però, una puntuale attività di regolazione volta a garantire effettive condizioni di 
neutralità delle infrastrutture essenziali rispetto alle altre fasi della filiera, evitando che il nuovo 
proprietario privato, controllando l’accesso alle infrastrutture di sua proprietà, generi distorsioni nei 
meccanismi concorrenziali, concedendo l’accesso in modo discriminatorio. In altre parole, il 
carattere essenziale della risorsa comporta limitazioni del diritto di proprietà, in quanto il soggetto 
proprietario risulta obbligato a concedere l’uso del bene o servizio ai terzi che ne facciano richiesta 
in modo trasparente e sulla base di criteri oggettivi (Ammanati et al. 2009). 
La Commissione europea ha adottato una serie di azioni per garantire l’effettivo recepimento 
della legislazione comunitaria a livello nazionale attraverso l’avvio di procedimenti di infrazione (il 
25 giugno 2009) nei confronti di 25 Stati membri, contestando ad alcuni il mancato rispetto dei 
regolamenti applicabili in materia di gas e, ad altri, l’aver mantenuto un sistema di prezzi 
regolamentati in violazione delle direttive UE. Inoltre, la Commissione, il 13 luglio 2009, al fine di 
perfezionare la legislazione in materia di mercato interno, ha adottato il Terzo Pacchetto sul 
mercato interno dell’energia, pubblicato il 14 agosto 2009 nell’Official Journal of the European 
Communities (OJEC) che è entrato in vigore il 3 marzo 2011. 
In tema di gas naturale, il Terzo Pacchetto Energia ha lo scopo di rafforzare l’integrazione dei 
mercati grazie all’adozione di codici di rete europei, quale risultato di una regolazione degli scambi 
transfrontalieri condivisa e stabile. La preparazione di tali codici è frutto di un processo a due fasi: la 
prima riguarda la preparazione di linee guida (Framework Guidelines - FGs) su aspetti specifici, 
tradotti in codici di rete dalla Rete Europea di Gestori dei Sistemi di Trasporto del Gas (REGST del 
gas, ossia la ENTSO-G46), organismo di coordinamento per il trasporto gas europeo, nato l’1 dicembre 
2009. In particolare le principali linee di intervento presenti nel pacchetto riguardano: 
                                                          
46 Si tratta della European Network Transmission System Operators for Gas (ENTSO-G). 
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- il tema dell’unbundling, essenziale per la rimozione degli ostacoli agli investimenti nelle 
infrastrutture di rete derivanti dai conflitti di interesse presenti nei gruppi societari 
verticalmente integrati; 
- la previsione di un rafforzamento e un’armonizzazione generalizzati in materia di 
indipendenza, competenze e poteri attribuiti alle Autorità di regolazione nazionali; 
- la standardizzazione della regolazione in ambito transfrontaliero, che è uno degli ostacoli 
principali all’integrazione dei mercati nazionali e alla creazione di un mercato interno; 
- la disciplina delle interconnessioni predisposta con l’ausilio della REGST, che ha il compito 
di definire sia i codici di rete che un piano di sviluppo decennale (2010-2019) per i sistemi 
della rete di trasporto europea47; 
- il rafforzamento generalizzato delle tutele a favore dei consumatori (EC, 2009). 
Questi sono gli obiettivi dell’Agenzia Europea per la Cooperazione dei Regolatori dell’Energia 
(ACER) che potrà avvalersi del supporto dei Regolatori nazionali di tutti i Paesi membri per occuparsi 
di tematiche riguardanti gli scambi e le infrastrutture transfrontalieri per l'energia elettrica e il gas, i 
codici delle reti interconnesse ed il monitoraggio dei mercati elettricità e gas. 
 
2.1.2.1 La liberalizzazione del mercato del gas: stato dell’arte 
Negli ultimi tre anni l’Italia ha consumato 85 miliardi di metri cubi annui di metano, dimostrando 
la sua progressiva riduzione come paese produttore (fig. 20).  
Dopo quasi dieci anni di crescita sostenuta (circa il 4% l’anno), dal 2006 i consumi di metano si 
sono stabilizzati e ora l’Italia è il terzo mercato europeo del gas per consumi e il primo per 
dipendenza energetica (fig. 21). Il gas naturale è diventato la fonte d’energia di riferimento del 
Paese. Rendere il mercato più efficiente è una questione di primaria importanza (Curcio, 2005).  
I principali paesi importatori sono l’Algeria (34%), la Russia (32%), la Libia (13%), la Norvegia (7%) 
e i Paesi Bassi (10%). Quasi la metà del gas è importato dalla società Eni (46%), mentre altre quote 





                                                          
47 Il Ten Year Network Development Plan (2010-2019) – TYNDP. 
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Fig. 20: Andamento della produzione nazionale di gas naturale. Fonte: Dati ENI, 2010. 
 
 
Fig. 21: Analisi dei consumi lordi di energia primaria e dipendenza dall’estero.                                                                                
Fonte: Eurostat, International Energy Agency (IEA), 2009. 
     
Fig. 22: Analisi dei principali paesi e società importatori in Italia.                                                                                          
Fonte: Eurostat, International Energy Agency (IEA), 2009. 
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Lo scenario dei prossimi anni, così come illustrato dall’International Energy Agency (IEA, 2010) 
non prospetta miglioramenti, visto che la domanda stimata per il 2025 potrebbe variare tra i 74 e 97 
miliardi di metri cubi secondo quattro scenari possibili (McKinsey & Company, 2010) con il verificarsi 
di determinate condizioni e pre-requisisti (fig. 23): 
1) Crescita sostenuta con fonti tradizionali:  
 crescita economica sostenibile; 
 obiettivi dell’UE 20-20-2048 non raggiunti; 
 limitata efficienza energetica. 
2) Crescita lenta con sviluppo di fonti alternative: 
 moderata ripresa economica; 
 pressione da parte dei Paesi EU per il raggiungimento degli obiettivi 20-20-20; 
 limitata efficienza energetica. 
3) Economia stagnante con fonti tradizionali 
 prolungamento della crisi economica. 
4) Crescita sostenuta con sviluppo di fonti alternative e ripresa economica  
 ripresa economica sostenuta; 
 nuovo picco dei prezzi delle materie prime; 
 piano nucleare del Governo;  








Fig. 23: Analisi dei principali scenari possibili del mercato gas Italia 2025. Fonte: McKinsey &Company, 2010. 
 
                                                          
48  Si tratta di un pacchetto di proposte legislative dell’UE, ovvero il raggiungimento del 20 per cento della produzione energetica da fonti 
rinnovabili, il miglioramento del 20 per cento dell'efficienza e un taglio del 20 per cento nelle emissioni di anidride carbonica. Traguardi 
da raggiungere tutti entro la data del 2020. 
Breve termine Medio-Lungo termine
Crescita lenta con sviluppo 
di fonti alternative
Economia stagnante con 
fonti tradizionali
Crescita sostenuta con fonti 
tradizionali
Crescita sostenuta con 
sviluppo di fonti alternative
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Fig. 24: Analisi dei principali volumi di stoccaggio. Fonte: McKinsey &Company, 2010. 
 
Nel 2010 è migliorata significativamente la disponibilità di gas, che è cresciuta del 14% rispetto 
al 2008 (AEEG, 2009) ed ulteriori progetti sono in via di sviluppo49. L’aumento della capacità di 
stoccaggio è legato ad una serie di progetti annunciati e non ancora completati (fig. 24). Rimane da 
puntualizzare che sulla base degli attuali scenari il sistema gas italiano è in equilibrio valutando il 
bilanciamento tra produzione domestica ed importazioni. A riguardo del bilanciamento con DCO 
10/08 dell’aprile 2008 l’AEEG ha introdotto gradualmente un meccanismo di bilanciamento di 
mercato, che si è espletato con la creazione di un mercato organizzato attraverso la Piattaforma 
Organizzata Gas (POGas). In un contesto, come quello europeo, in cui si stanno sviluppando mercati 
del gas sempre più liquidi, non si può, infatti, che condividere la decisione di introdurre anche nel 
nostro Paese una piattaforma centralizzata in grado di facilitare gli scambi di gas (Anigas, 2008). 
Tuttavia la liquidità del mercato deve essere un risultato della regolamentazione, non un punto di 
partenza della riforma (Ref, 2009). 
Il settore del gas naturale sta attraversando una fase decisiva di trasformazione verso la 
completa liberalizzazione e, sebbene sulla carta il monopolio di Eni sia terminato, in realtà esistono 
ancora numerosi ostacoli da superare. Uno dei più importanti riguarda il prezzo del gas in Italia 
(Curcio, 2005). Il fatto che i contratti take or pay siano indicizzati al prezzo del petrolio e dei suoi 
derivati fa sì che esso non rifletta il corretto andamento della domanda e dell’offerta, ma sia invece 
influenzato dalla volatilità e dalla contingenza delle dinamiche petrolifere. La creazione di una 
sufficiente dose di flessibilità e liquidità del mercato permetterebbe di superare questi ostacoli. Se i 
quantitativi di gas scambiati a breve sul mercato spot assumessero dimensioni significative e tali 
                                                          
49 Nel 2009 sono stati completati interventi di capacità per 13,3 miliardi di metri cubi, di cui 5,4 miliardi su gasdotti con espansione del 
TAG (1,8 miliardi), del TTPC (0,6 miliardi), del Greenstream (0,8 miliardi) e aumento della capacità interrompibile (2,2 miliardi) e 7,9 su 
GNL con inizio attività GNL Rovigo. Inoltre è prevista un’ulteriore espansione di Greenstream Gela per circa 0,3 miliardi nel 2010 e 0,7 
miliardi nel 2011, come da indicazioni di Snam Rete Gas (vedi cap. 1, par. 1.1.2.1). 
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contrattazioni divenissero una costante nel tempo, si creerebbe una quotazione diretta del prezzo 
del gas correlata alle dinamiche di domanda e offerta, in grado di fornire al mercato i giusti segnali 
sullo stato dell’intero settore.  
L’elevato livello dei prezzi italiani non è tuttavia dovuto esclusivamente all’indicizzazione del 
prezzo del gas a quello del petrolio, ma anche a due fattori cruciali: 1). la  mancanza di una 
consistente concorrenza da un lato; 2). l’assenza di concorrenza interfuel presente negli altri paesi 
europei (in particolare quelli che sfruttano l’energia nucleare) dall’altro. È evidente che la 
liberalizzazione del mercato europeo da sola non è sufficiente a ridurre i prezzi, ma occorre che il 
prezzo del gas diventi indicativo della reale situazione di domanda e offerta. 
Un primo embrionale mercato spot del gas è presente in Italia già dal 2003 ed è il Punto di 
Scambio Virtuale (PSV). È un sistema elettronico di scambio e cessione di gas immesso nella rete di 
gasdotti, di dimensioni ridotte. L’AEEG gli ha attribuito la qualifica di “mercato regolamentato delle 
capacità e del gas”, poiché ha permesso al sistema italiano di raggiungere il primo dei quattro 
obiettivi fissati dall’Autorità per pervenire alla Borsa del Gas. Questo obiettivo riguarda 
“l’introduzione di procedure che, attraverso una piattaforma informatica, consentano la cessione e 
lo scambio di capacità di trasporto e di gas naturale immesso nella rete nazionale di gasdotti sulla 
base di accordi bilaterali fra utenti e in conformità con i criteri di bilanciamento del servizio di 
trasporto definiti dalla delibera n. 137/02”. 
Tutti i beni il cui scambio richiede la presenza di grandi infrastrutture vedono il proprio mercato 
configurarsi secondo una tensione tra una concorrenza perfetta da un lato, e le rigidità imposte dagli 
ingenti investimenti richiesti per mettere a punto le infrastrutture medesime dall’altro. Un 
epifenomeno di tale caratteristica sono le barriere all’entrata che tale situazione favorisce quando 
non regolamentata a dovere. Ma un altro aspetto interessante dal punto di vista commerciale è la 
forma dei contratti a lungo termine (vedi cap. 2 par. 2.2.1) ossia gli strumenti che, date queste 
condizioni, prevalgono nel mercato in contrasto allo scambio spot o più in generale a breve termine. 
I mercati di questo genere tendono a basarsi su contratti a lungo termine, della durata di 20-25 anni, 
che sono visti come una condizione necessaria per giustificare gli investimenti a monte della 
produzione. Il gas naturale, non facendo eccezione, è principalmente contrattato a lungo termine tra 
grandi produttori da un lato, e distributori o consumatori industriali dall’altro. Questo assunto è 
valido per tutti i mercati del gas naturale: specificazione necessaria, dal momento che il gas non ha 
un mercato globale, come il petrolio. 
Lo stato di avanzamento dei processi di liberalizzazione nel settore del gas naturale è stato 
oggetto di due indagini conoscitive svolte congiuntamente dall’Autorità per la concorrenza e il 
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mercato (Antitrust) e dall’Autorità per l’energia elettrica ed il gas50. L’attività conoscitiva delle due 
Autorità51 ha preso le mosse dalla considerazione che il processo di liberalizzazione non è stato 
ancora completato in alcuni aspetti qualificanti e che non ha determinato livelli di concorrenza tali 
da produrre gli attesi incrementi di efficienza e le riduzioni degli oneri per i clienti finali. Nelle 
considerazioni fatte nel documento conclusivo dell’istruttoria conoscitiva si rileva come l’Italia, 
nonostante una legislazione tra le più avanzate in Europa, sia caratterizzata da insufficienti livelli di 
concorrenza e da prezzi superiori rispetto ai principali mercati europei (AGCG-AEEG, 2005). Secondo 
l’indagine citata, le norme adottate a favore della liberalizzazione del settore del gas, a partire dal 
D.Lgs. n. 164/200052, non sono risultate sufficienti a garantire effetti concorrenziali di rilievo. Per 
quanto riguarda le maggiori criticità che ancora persistono sotto il profilo concorrenziale nelle varie 
fasi della filiera del gas sono state formulate alcune considerazioni conclusive che segnalano come 
causa principale del fenomeno la persistente posizione dominante di Eni53, esercitata direttamente o 
attraverso le società controllate, in tutte le fasi della filiera. L’Eni detiene il controllo su tutte le 
infrastrutture di trasporto internazionali e sulla scelta delle modalità di cessione del gas ai fini del 
rispetto dei tetti antitrust, che sono vanificati, secondo quanto riportato nell’indagine, attraverso la 
cessione da parte di Eni, poco prima della frontiera, di quote ad operatori di propria scelta, secondo 
quelle che sono definite le c.d. vendite innovative54. 
                                                          
50 Nel giugno 2004, l’Autorità e l’Autorità per l’energia elettrica e il gas hanno deliberato la chiusura dell’indagine conoscitiva sullo stato 
della liberalizzazione del settore del gas naturale, avviata nel febbraio 2003, ai sensi dell’art.12, comma 2 della legge n. 287/90. 
51 Come si sottolinea nella relazione annuale dell’Autorità per l’energia elettrica e il gas 2005. 
52 Il recepimento della direttiva 98/30/CE [Direttiva 98/30/CE del Parlamento europeo e del Consiglio, del 22 giugno 1998, relativa a 
norme comuni per il mercato interno del gas naturale, in GUCE L 204/1 del 21 luglio 1998.], tramite il decreto legislativo 23 maggio 
2000, n. 164, abbia avviato un processo di trasformazione in senso concorrenziale della struttura del settore, tali norme non abbiano 
tuttavia garantito lo sviluppo di un’effettiva concorrenza. Tale insoddisfacente risultato evidenzia come la definizione di normative 
primarie e l'adozione di una regolazione relativamente avanzata siano condizione soltanto necessaria, ma non sufficiente, al 
raggiungimento di un adeguato contesto concorrenziale nel mercato della vendita di gas naturale. 
53  Eni detiene una posizione dominante nell’ambito dell’approvvigionamento di gas, con riferimento sia alle importazioni, sia alla 
produzione nazionale. Nonostante siano state adottate misure legislative volte a ridurre, entro il 2010, la quota di gas che Eni può 
immettere al consumo, al momento la sua posizione dominante appare in grado di condizionare fortemente l’evoluzione del mercato. Eni 
controlla, inoltre, tutte le infrastrutture di trasporto internazionale utilizzate per l’importazione di gas in Italia, o direttamente o 
tramite società partecipate, dato che gestisce tutte le infrastrutture di trasporto via gasdotto e l'unico terminale di GNL attualmente 
esistente. Essa è dunque in grado di influenzare le dinamiche concorrenziali sul mercato a valle della vendita, nonché di determinare le 
strategie relative al potenziamento delle infrastrutture estere, consentendo o meno ad altri soggetti l’accesso ai canali di importazione 
tradizionali, come testimonia la decisione unilaterale di Eni, a fine 2003, di rimandare i potenziamenti dei gasdotti TAG e TTPC, unici 
canali di importazione rispettivamente da Russia e Algeria. 
54 Le cosiddette vendite innovative, ovvero le cessioni di gas effettuate da Eni ad operatori nazionali al di là dei confini per rispettare i 
tetti antitrust fissati dal decreto legislativo n. 164/00 consentono di selezionare gli ingressi dei nuovi importatori. 
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Per quanto riguarda la fase di approvvigionamento di gas, con riferimento sia alle importazioni 
sia alla produzione nazionale, nelle conclusioni dell’indagine si osserva che i contratti di 
importazione take or pay sottoscritti da Eni nell’imminenza dell’approvazione della direttiva 
98/30/CE, hanno consentito al gruppo di continuare ad occupare quote dell’incremento annuo di 
domanda di gas e che, nonostante un significativo aumento del numero di importatori, si tratta (con 
le eccezioni di Enel e, parzialmente, di Edison) di ingressi decisi da Eni stessa. La produzione 
nazionale continua ad essere quasi integralmente (circa l’89% nel 2003) nelle mani dell’operatore 
dominante, che può usare strategicamente i volumi prodotti e giovarsi di ulteriori flessibilità, sia in 
termini di quantità che di prezzo di approvvigionamento. 
Anche le infrastrutture di trasporto internazionale utilizzate per l'importazione di gas in Italia, 
per la gran parte saturate dal gas proveniente dai contratti a lungo termine, sono interamente 
sottoposte al controllo di Eni che, direttamente o mediante società partecipate, è in grado di 
condizionarne la gestione. 
Secondo il documento conclusivo dell’indagine, tale posizione conferisce all’operatore dominate 
il potere di influenzare le dinamiche concorrenziali sul mercato a valle della vendita; si osserva, 
tuttavia, che in una prospettiva dinamica la maggiore criticità concorrenziale risiede nella capacità 
dell’Eni di determinare se e come potenziare le infrastrutture estere esistenti in modo da consentire 
anche ad altri soggetti di accedere ai canali di importazione tradizionali (Algeria e Russia in primis). 
Dall’analisi condotta emerge che la posizione dominante di Eni nell’approvvigionamento, nel 
controllo delle infrastrutture di trasporto internazionali e nella scelta delle modalità di cessione del 
gas per il rispetto dei tetti antitrust, determina a favore di Eni un costo di approvvigionamento del 
gas minore rispetto ai concorrenti. 
Lo sviluppo di un’effettiva concorrenza sarebbe condizionato dall’ingresso di nuovi operatori 
indipendenti da Eni nell’approvvigionamento di gas a condizioni competitive, mentre la condizione 
necessaria per evitare una mera spartizione tra gli operatori del mercato della vendita, in un 
contesto caratterizzato dall’utilizzo esclusivo di contratti take or pay, è costituita da una sufficiente 
flessibilità dell’offerta rispetto alle variazioni della domanda, garantita da un adeguato eccesso di 
capacità di trasporto, in grado di innescare una concorrenza per la conquista di quote di mercato. 
Sul tema dell’accesso non discriminato e trasparente al sistema, il documento conclusivo 
sottolinea, inoltre, come l’attività di regolazione (2001-2005) si sia concentrata su tale obiettivo 
anche attraverso la definizione di norme volte a: 
 garantire condizioni favorevoli ai nuovi investimenti e allo sviluppo di modalità di utilizzo delle 
infrastrutture di sistema, atte a sostenere forme più flessibili e concorrenziali di offerta di gas; 
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 limitare il potere di mercato dell’operatore dominante, stante la mancata previsione di una 
piena separazione proprietaria, in seno al gruppo Eni, tra fasi regolate (trasporto e stoccaggio) 
e fasi in concorrenza (approvvigionamento e vendita). 
Per quanto riguarda i prezzi, l’indagine evidenzia come, al di là della modalità di definizione, i 
prezzi del gas naturale, anche in seguito all’avvio del processo di liberalizzazione, appaiano superiori 
a quelli prevalenti nei principali paesi europei; nonostante ciò, il costo di approvvigionamento del 
gas appare in linea con quello riscontrato nei principali paesi europei. Tra i possibili interventi volti a 
potenziare la concorrenza nel mercato del gas, le due Autorità segnalarono: 
 la realizzazione entro il 2008, di nuove infrastrutture di rigassificazione di Brindisi e Rovigo;  
 il potenziamento, da parte di Eni, dei gasdotti internazionali TAG e TTPC per consentire nuove 
opportunità di approvvigionamento di gas russo ed algerino da parte di nuovi operatori disposti 
a sottoscrivere contratti di trasporto ship or pay;  
 la creazione dell’operatore indipendente del sistema (Indipendent System Operator-ISO), 
separato da Eni, che dovrebbe detenere e gestire le infrastrutture di trasporto e stoccaggio;  
 lo sviluppo di un mercato centralizzato (o Borsa del gas);  
 la cessione da parte dell'operatore Eni di quantitativi adeguati di gas ad un prezzo prossimo al 
costo di approvvigionamento e senza controllo sui destinatari (gas release);  
 lo smobilizzo di quantitativi di gas stoccato che si rende disponibile oltre a quello necessario 
per la sicurezza;  
 il trasferimento di contratti di approvvigionamento a lungo termine esistenti, che richiede un 
intervento normativo, attuabile in sede di recepimento della nuova direttiva europea 
2003/55/CE;  
 adeguate misure di sostegno alla ricerca e produzione di gas nel territorio nazionale.  
Per quanto riguarda lo sviluppo concorrenziale del mercato del gas naturale, con particolare 
riferimento alla terzietà della gestione della rete nazionale dei gasdotti e del sistema degli 
stoccaggi, l’Autorità per l’energia elettrica e il gas ha presentato, in data 27 gennaio 2005, una 
segnalazione al Parlamento e al Governo55; si tratta di un documento di proposte per lo sviluppo 
concorrenziale del mercato del gas che si basano sulle conclusioni della istruttoria conoscitiva sopra 
citata. L’Autorità sottolinea come l’esperienza dei primi cinque anni di liberalizzazione abbia 
mostrato come la separazione societaria sia uno strumento insufficiente per il raggiungimento 
                                                          
55 Si vede, inoltre, la segnalazione inviata, in data 16 febbraio, dall''Autorità per l'Energia elettrica e il gas, sulla situazione del mercato  
della vendita di gas naturale ai clienti finali in Italia.   
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dell’obiettivo della piena neutralità delle attività di rete e di stoccaggio rispetto a quelle di 
approvvigionamento e vendita su mercati potenzialmente concorrenziali.  
L’uscita di Eni dal capitale di Snam Rete Gas è considerato come un passo necessario per 
garantire la neutralità dell’operatore di rete, ma non sufficiente a garantire la pluralità degli 
operatori e il conseguente impulso allo sviluppo di flussi di gas non “controllati” dall’Eni medesimo 
per l’approvvigionamento del Paese.  
A parere dell’Autorità, in assenza di adeguati provvedimenti che limitino la possibilità per 
l’operatore dominante di controllare in proprio o in accordo con operatori internazionali le 
infrastrutture di importazione situate in territorio estero alimentanti la rete italiana, il mercato 
nazionale rischia di restare sottoposto alla dominanza e alle strategie del gruppo Eni56. 
La promozione della concorrenza nel settore dovrebbe passare necessariamente attraverso un 
processo di separazione che trovi la sua conclusione naturale nella piena separazione proprietaria 
delle società che gestiscono sia la rete di trasporto sia lo stoccaggio57. Per superare le difficoltà che 
ostacolano le iniziative di altri operatori l'Autorità auspica l'adozione di una serie di iniziative quali: 
                                                          
  56   Nella segnalazione in oggetto l’Autorità per l’energia elettrica e il gas ha in particolare evidenziato come la società Snam Rete Gas  
oltre a non partecipare alla proprietà o alla gestione delle infrastrutture di adduzione al territorio nazionale esistenti - non sia 
impegnata in alcuno dei nuovi progetti per gasdotti di interconnessione internazionale o terminali di rigassificazione, ricordando inoltre 
come attualmente gli approvvigionamenti da parte di nuovi soggetti attivi nel commercio del gas in Italia dipendano nella maggioranza 
dei casi, per quantità e prezzi, dalle cessioni di gas e capacità di trasporto effettuate dall’Eni all’estero, attraverso la vendita di gas e 
di capacità di trasporto. In tal modo l’Eni ha la possibilità di scegliere i propri principali “competitori”. Le quantità di gas importate e 
totalmente fuori dal controllo di Eni sono inferiori al 10% e sono state spesso acquistate a prezzi più alti rispetto a quelli del soggetto 
dominante. L’Eni ha quindi nella sostanza eluso il tetto antitrust posto dalla legge di liberalizzazione (69% delle importazioni nel 2005, 
che si riduce al 61% nel 2010). 
57  Quanto ai profili comunitari, si ricorda come la normativa di riferimento sia attualmente la nuova direttiva 2003/55/CE del Parlamento 
europeo e del Consiglio, del 26 giugno 2003, che stabilisce le nuove norme comuni per il mercato interno del gas naturale, abrogando 
esplicitamente, dal 1° luglio 2004,  la direttiva 98/30/CE. 
Per quanto attiene alle attività di trasporto, l’art.9 della direttiva dispone che il gestore del sistema di trasporto deve agire in maniera 
indipendente, e ciò comporta la sua separazione giuridica, organizzativa e decisionale dalle attività non connesse al trasporto in una 
impresa verticalmente integrata, di cui possa eventualmente far parte. In particolare, la direttiva precisa che il gestore del sistema di 
trasporto, qualora faccia parte di un'impresa verticalmente integrata, deve essere indipendente, quantomeno sotto il profilo della 
forma giuridica, dell'organizzazione e del potere decisionale, dalle altre attività non connesse al trasporto. Tali norme non 
comportano, peraltro,  l'obbligo di separare la proprietà dei mezzi del sistema di trasporto dall'impresa verticalmente integrata. 
A garanzia dell’indipendenza del gestore del sistema di trasporto, la direttiva prevede che gli Stati membri applichino i seguenti criteri 
minimi: 
- i soggetti responsabili dell’amministrazione del sistema di trasmissione non possono far parte di strutture societarie 
dell'impresa di gas integrata, le quali siano responsabili, direttamente o indirettamente, della gestione ordinaria delle 
attività di produzione, distribuzione e fornitura di gas naturale; 
- devono essere adottate misure idonee ad assicurare che gli interessi professionali delle persone responsabili 
dell'amministrazione del gestore del sistema di trasporto siano presi in considerazione in modo da consentire loro di agire in 
maniera indipendente; 
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 riduzione della quota di proprietà della società Eni nel capitale delle controllate Snam Rete Gas 
e Stogit, fino a livelli residuali, in analogia a quanto già avvenuto per la rete di trasmissione 
dell’elettricità58; si auspica un analogo assetto per il settore del gas, il quale determinerebbe 
condizioni di simmetria tra i due principali operatori nazionali del settore energetico;  
 l’evoluzione di Snam Rete Gas verso la condizione di operatore indipendente dovrebbe essere 
associata al conferimento ad essa della facoltà di operare anche all’estero, al conferimento 
delle proprietà, delle concessioni e dei diritti di trasporto esistenti in capo ad Eni, afferenti le 
infrastrutture di trasporto extranazionali di adduzione del gas ai punti di entrata nella rete 
nazionale. Con tali misure si potrebbero impedire strategie di contenimento dei flussi verso il 
mercato italiano e l’operatore indipendente Snam Rete Gas potrebbe assumere l’opportuna 
rilevanza nel sistema infrastrutturale internazionale di diretto interesse per il Paese; 
 la riformulazione del limite quantitativo alle importazioni e il suo prolungamento oltre il 2010; 
in proposito l’Autorità rileva come l’esperienza della liberalizzazione del mercato del gas abbia 
dimostrato che Eni, grazie alla sua posizione dominante e al controllo delle infrastrutture di 
importazione, abbia potuto evitare gli effetti del limite quantitativo posto alle importazioni; 
tra 5 anni, a fine 2010, tale limite (61%) verrà meno e nel frattempo, tenuto conto del contesto 
del mercato internazionale e dei tempi necessari per la realizzazione di nuove infrastrutture, 
difficilmente il sistema nazionale potrà disporre di un sufficiente eccesso di offerta per 
assicurare un mercato concorrenziale; per tali ragioni si auspica un prolungamento nel tempo;  
 la cessione a operatori terzi, attraverso opportune modalità competitive, di: a) parte dei 
contratti di importazione di lungo periodo nella disponibilità di Eni; b) parte della produzione 
nazionale di gas, pari a circa il 18% dei consumi,  anch’essa nella disponibilità esclusiva di Eni. 
Anche per quanto attiene la terzietà dell’attività di stoccaggio, l’Autorità, nel rilevare come la 
società Stogit, posseduta da Eni, operi in monopolio di fatto, controllando la principale fonte di 
                                                                                                                                                                                                         
- il gestore del sistema deve poter disporre di poteri decisionali indipendenti dall’impresa di gas integrata, in relazione alle 
installazioni necessarie alla gestione, manutenzione e sviluppo della rete; deve essere predisposto da parte del gestore un 
programma di adempimenti contenente le misure adottate per escludere comportamenti discriminatori e garantire che ne sia 
adeguatamente controllata l'osservanza. L’organo responsabile del controllo del programma presenta, annualmente, 
all’autorità di regolamentazione una relazione sulle misure adottate. 
58  Si ricorda che il Gruppo dominante Enel, anch’esso sottoposto al vincolo di possesso del 20%, ha già previsto la riduzione al 5%, limite 
imposto ad ogni altro operatore terzo. Si veda il Decreto del Presidente del Consiglio dei ministri 11 maggio 2004 -adottato ai sensi 
dell’art.1 ter, c.1, del decreto legge n.239/2003 - recante “Criteri, modalità e condizioni per l’unificazione della proprietà e della 
gestione della rete elettrica nazionale di trasmissione”, in base al quale è in seguito avvenuta la quotazione delle azioni mediante 
offerta  pubblica di vendita della società Terna spa - che detiene la proprietà di circa il 94 per cento della rete di trasmissione 
nazionale - approdata in Borsa il 23 giugno 2004. 
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modulazione dell’offerta di gas per tutte le imprese concorrenti di Eni Gas & Power, sottolinea 
l’esigenza di una sollecita separazione proprietaria, analoga a quella descritta per Snam Rete Gas59.  
Nel processo per la terzietà delle attività di trasporto e di stoccaggio, l’Autorità prospetta 
l’opportunità di prevedere il controllo della società Stogit da parte della società Snam Rete Gas, in 
quanto ciò consentirebbe anche una maggiore efficienza nella gestione complessiva di infrastrutture 
tra loro strettamente connesse, nonché un adeguato impulso per gli investimenti di sviluppo. 
Si segnala, inoltre, che con lettera del 16 marzo 2005 il Ministro per i rapporti con il Parlamento 
ha inviato alla Camera dei deputati, ai sensi dell’art. 2, comma 1, del DL n. 332/94, convertito con 
modificazioni dalla legge n. 474/94, una comunicazione relativa ad uno schema di DPCM con il quale 
si procede alla individuazione della Snam Rete Gas quale società nel cui statuto deve essere inserita, 
prima di ogni atto che determini la perdita del controllo, una clausola che assicuri al Ministro 
dell’economia e delle finanze poteri speciali, come previsti dall’art. 2 del citato DL n. 332/94, cosi 
come novellato dall’art. 4, comma 277, della legge n. 350/03 (finanziaria 2004). Il contenuto 
specifico della clausola che attribuisce i poteri speciali sarà individuato con un successivo decreto 
del Ministro dell’Economia e delle finanze, da emanare di concerto con il Ministro delle attività 
produttive. Si segnala, in proposito, che il DPCM, recante la data del 23 marzo 2006, è stato 
recentemente pubblicazione in Gazzetta60. 
 
2.1.3 L’evoluzione normativa 
Il processo di liberalizzazione del mercato del gas è iniziato con la Direttiva Europea 96/92/CE 
recante “Norme comuni per il mercato interno dell’energia elettrica” e la Direttiva 98/30/CE 
recante “Norme comuni per il mercato interno del gas naturale”; quest’ultima è stata aggiornata e 
sostituita dalla Direttiva 98/30/CE che delinea il quadro normativo generale per tutti i paesi 
dell’Unione Europea con l’obiettivo di creare un mercato del gas libero e aperto alla concorrenza. 
Il processo legislativo è continuato, a livello comunitario, con la nuova direttiva 03/55/CE 
emanata con l’intento di dare un quadro di riferimento chiaro e completo al mercato del gas 
europeo, cercando di colmare i vuoti della precedente direttiva con indicazioni più precise e 
stabilendo date improrogabili per l’apertura completa (o anche totale liberalizzazione) di tutti i 
mercati energetici degli Stati membri. In Italia il processo di liberalizzazione ha avuto inizio con il 
decreto legislativo 164/2000 in recepimento della 98/30. Tale decreto è nato con l’intento di 
rivoluzionare interamente il settore del gas in Italia: da un mercato verticalmente integrato e 
                                                          
59 Nella Segnalazione in commento l’Autorità ricorda altresì come la legge 23 agosto 2004, n. 239 di riordino del settore energetico, abbia 
garantito alla Stogit il rinnovo delle concessioni in scadenza per almeno 20 anni, per cui il potere di mercato nell’offerta di stoccaggio 
sarebbe destinato a procrastinarsi ancora molto a lungo attraverso il perpetuarsi del monopolio di fatto di detta società. 
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concentrato nelle mani del monopolio statale dell’Eni, a un mercato aperto alla concorrenza nelle 
fasi di produzione, di approvvigionamento e di vendita.  
Dopo le Direttive degli anni novanta e del 2003, il nuovo minimo comune denominatore degli 
assetti dei mercati energetici nell’Unione Europea può essere delineato come segue: 
 tutti i paesi hanno un’Autorità di regolazione “indipendente”; 
 in tutti i paesi sono state create società distinte per operare in segmenti verticalmente 
distinti (unbundling societario); 
 l’accesso alle reti ai terzi è consentito, e avviene a condizioni regolate; 
 tutti i paesi hanno un mercato spot organizzato dell’energia elettrica, non per il gas; 
 i clienti business sono clienti idonei. 
All’interno di questo quadro permangono significative differenze tra i paesi, che sfruttano gli 
ampi margini di libertà che la normativa europea lascia ai paesi membri sull’Autorità di settore61, 
sulla separazione verticale e accesso alla rete62, sui mercati organizzati all’ingrosso63 e sui clienti 
idonei64. 
                                                                                                                                                                                                         
60 DPCM 23 marzo 2006 (GU n. 79 del 4 aprile 2006). 
61 Due sono gli aspetti cruciali: a) il potere delle Autorità non è definito dalle Direttive europee, e solo in alcuni casi tali organismi hanno 
un effettivo e garantito potere decisionale. In diversi casi le Autorità hanno potere puramente consultivo (ad es. in Spagna), mentre in 
Italia il potere formale dell’AEEG è estremamente ampio (in particolare, è l’AEEG che determina i prezzi di trasmissione, nonché quelli 
finali per il mercato vincolato); b) il concetto di indipendenza delle Autorità deve essere attentamente qualificato. Si deve, infatti, 
sottolineare come “indipendente” significhi “indipendente dagli interessi dell’industria”, e non necessariamente dal potere esecutivo, 
che in molti paesi mantiene, e prevedibilmente manterrà, il controllo diretto del settore. La presenza di diverse situazioni - tra le quali 
quella italiana - ove lo Stato mantiene il controllo della principale impresa rende meno ovvia l’interpretazione della norma, anche se 
tipicamente si assume implicitamente che un organismo pubblico sia “per definizione” al di sopra delle parti. Questo significa che in 
diversi paesi il Governo controlla sia la principale impresa, sia l’organismo che sovrintende alle attività del settore. 
62 Il semplice unbundling di carattere contabile previsto nelle Direttive di fine anni novanta è stato ormai superato dalle Direttive del 
2003, ma anche la separazione societaria - in particolare tra proprietario/gestore della rete e chi operi attraverso la rete stessa per 
vendere a clienti finali  non rappresenta una soluzione del tutto convincente. Ben difficilmente una rete che non sia gestita in condizioni 
di assoluta neutralità. Purtroppo la condizione di third party access rappresenta l’applicazione di un principio importante, ma potrebbe 
rappresentare una scatola vuota se non corredata delle necessarie garanzie (di prezzo e non solo di prezzo) rispetto ai potenziali 
entranti. Purtroppo difficilmente il contratto regolatorio, di solito contenuto nel “codice di rete”, rappresenta un contratto 
perfettamente completo, e si tratta allora di comprendere a chi spetti il diritto di intervenire nei casi non coperti (in modo privo di 
ambiguità) dal contratto. Per questa ragione l’identità del gestore della rete di trasporto risulta importante: la sua neutralità nei casi 
dubbi rappresenta un’importante garanzia per i potenziali entranti, e la sua assenza costituisce quindi un elemento di debolezza nella 
strada verso la liberalizzazione. A questo punto la separazione proprietaria sembra essere l’unica strada praticabile, soprattutto nel 
settore del gas, ove l’accesso può essere rifiutato non solo in presenza di congestione, ma anche per difendere un venditore che , in 
ragione dell’accesso di un rivale , non riuscisse ad adempiere ai suoi obblighi take or pay e incorresse per questa ragione in gravi 
difficoltà finanziarie. Questo concetto è di definizione pratica estremamente difficile, e lascia quindi, nonostante i codici di rete, ampia 
discrezionalità al gestore della rete. 
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L’Autorità ha quindi emanato la delibera 137/02 “Adozione di garanzie di libero accesso al 
servizio di trasporto del gas naturale e di norme per la predisposizione dei codici di rete”, proprio 
per definire gli obblighi ed i criteri nel esercizio del servizio di trasporto e dispacciamento. Nella 
torrentizia attività regolatoria dell’Autorità, questa deliberazione rappresenta un punto di 
riferimento operativo per tutti gli operatori, essendo costantemente aggiornata all’evolversi del 
contesto politico-economico. Ai fini del nostro itinerario, rileva particolarmente art. 13 (Mercato 
regolamentato delle capacità e del gas), dove si istituisce per la prima volta che “la cessione e lo 
scambio di capacità di entrata o di uscita assegnate agli utenti nonché la cessione e lo scambio del 
gas immesso nella rete nazionale di gasdotti sono effettuati sulla base di procedure definite con 
provvedimento dell’Autorità”, cioè a dire che si appronterà un’apposita configurazione di mercato. 
Il successivo passaggio fondamentale è stata la delibera 75/03 “Approvazione del codice di rete 
predisposto dalla società Snam Rete Gas spa, ai sensi dell'articolo 24, comma 5, del decreto 
legislativo 23 maggio 2000, n. 164”. Poiché tanto ieri quanto oggi, l’intera rete è gestita da un solo 
operatore principale (SRG), evidentemente il relativo network code diviene il codice di rete italiano; 
entra in vigore l’1 agosto 2003, secondo solo a quello inglese. Sulla base dei principi descritti 
dall’Autorità, il codice prevede una serie di clausole contrattuali che impegnano tanto il gestore, 
quanto gli utenti della rete, gli shippers, che ne sono le naturali controparti contrattuali.  
La scelta peculiare adottata dal Regolatore Italiano è il cosiddetto meccanismo entry-exit65: 
l’intero sistema  è stato  pensato per il libero accesso, cioè ogni operatore (abilitato) può immettere 
e prelevare gas da un qualunque punto di accesso, senza alcuna necessità di programmazione o tassa 
                                                                                                                                                                                                         
63 Sono visti solitamente come un valido mezzo per dare trasparenza a mercati che invece tipicamente (in loro assenza) operano su basi 
bilaterali. In quasi tutti i paesi, anche qualora esista un exchange organizzato, i contratti bilaterali (fisici o finanziari) sono comunque 
consentiti e anzi riguardano la grande maggioranza dell’energia scambiata. La scelta di avere o meno un mercato di questo genere ha 
connotazioni assai diverse tra settore del gas e settore elettrico, e conviene quindi esaminare le questioni separatamente. 
64 L’apertura del mercato finale è stata per un certo tempo vista come la chiave per lo sviluppo della concorrenza. Senza voler negare il 
fatto che la presenza di clienti idonei sia condizione necessaria per avere concorrenza, il fatto che a livello europeo si sia trovato un 
accordo per un’apertura così rapida del mercato, mentre altri aspetti dell’apertura del mercato restano ancora non altrettanto sviluppati 
- non sembra casuale; allo stesso modo, dopo una breve fase di transizione le variazioni da paese a paese sono piuttosto limitate, e 
riguardano solo la clientela domestica che in alcuni paesi resta vincolata (una questione sostanzialmente di importanza secondaria). Le 
limitate resistenze nazionali rispetto a questa decisione possono essere spiegate sia con la grande valenza simbolica, in ragione della 
quale i clienti hanno effettuato pressioni considerevoli, sia perché i margini al dettaglio sono comunque risicati (e quindi poco 
interessanti per gli incumbent), sia perché gli incumbent hanno la possibilità di mantenere il controllo del mercato in altri modi. 
65   La regolamentazione del trasporto, infatti, nell’alveo del processo di liberalizzazione deciso in sede comunitaria. Essa non ha stabilito 
un sistema tariffario unico per tutti i mercati, perché questi sono molto diversi tra loro ed un’unica regolamentazione potrebbe non 
adattarsi bene ad alcune situazioni particolari. Così, anche in rispetto del principio di sussidiarietà, la Commissione ha lasciato che ogni 
Stato membro decidesse il proprio regime tariffario autonomamente, sebbene essa auspichi un’armonizzazione sempre più convergente 
verso il sistema entry-exit. 
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di percorso. È l’operatore di rete che si fa carico di gestire contemporaneamente tutti i flussi (in 
entrata, in uscita, di smistamento in stoccaggio ecc). Esso consente lo sganciamento dei flussi 
commerciali da quelli fisici, con la possibilità di cessioni di gas, oltre che presso gli entry-point, 
anche all’interno della rete di trasporto, mediante il PSV che è una piattaforma virtuale per gli 
scambi di partite di gas (The Brattle Group at al., 2002). La finalità principale è quella di fornire agli 
shipper e a quegli operatori che non dispongono in tempo utile di una fornitura perfettamente tarata 
agli ordinativi giornalieri, situazione frequente considerata la volubilità della domanda e la 
possibilità di riequilibrare le proprie posizioni, scambiandosi aliquote gas tra chi ne ha in eccesso 
(posizione lunga) e chi è deficitario (posizione corta). Elemento peculiare è la liberalità e 
volontarietà dell’adozione di un simile servizio, che riveste natura prevalentemente privatistica, nel 
senso che l’accordo fra le parti (due o più operatori) si perfeziona per mera volontà, senza 
intervento esterno: il ruolo di SRG è di mero esecutore.  
L’impostazione, sicuramente valida, si dimostra all’inizio innovativa, poiché supera la pratica 
puntigliosa della tariffa francobollo66 a favore di una configurazione  entry-exit con un solo TSO ed 
una piattaforma virtuale per i bilanciamenti. Tuttavia essa evidenzia anche limiti dovuti alla scarsità 
delle funzionalità messe a disposizione degli operatori e all’inadeguatezza della procedura di fronte 
alle esigenze della domanda di punta, soprattutto a fine stagione invernale (Dorigoni et al., 2004). In 
non poche occasioni fra PSV e OTC hanno fatto seguito prezzi distorsivi del valore della merce, 
perché gonfiati da mark up imposto grazie a rendite di posizione: a pochi anni dalla messa in 
funzione della piattaforma, si manifesta evidente che questa debba svilupparsi in un sistema più 
dinamico, con più servizi e maggior garanzie. Si pensa allora di far evolvere lo schema bilaterale del 
PSV in un mercato regolamentato di tipo centralizzato per poter servire tempestivamente la 
domanda gas a breve o brevissimo termine, fino a giungere a compravendite  con scansione 
temporale oraria nel giorno-gas, sulla falsariga di quanto già avviene nell’IPEX (Checchi, 2008). 
Ci si è indirizzati verso l’istituzione di un unico operatore di borsa che sia controparte unica di 
tutte le transazioni di questo mercato. La scelta si afferma perché in tal modo si va a risolvere il più 
diffuso dei rischi contrattuali, che è quello di controparte; si prevede che tutti i soggetti che 
richiedono di partecipare alla borsa siano sottoposti a scrupolosi controlli, specie finanziari. Inoltre, 
la presenza di una Clearing House facilita l’abbinamento delle offerte, permettendo l’individuazione 
della controparte idonea per le proprie esigenze. Altro requisito indispensabile per poter attivare in 
nuovo mercato centralizzato è la standardizzazione dei contratti, sia per poter uniformare la 
tipologia degli scambi sia per agevolare l’usuale svolgimento delle operazioni di borsa e di vigilanza. 
                                                          
66   Le tre tipologie tariffarie principali sono: a francobollo/zonali, distance-based ed entry-exit. I parametri che servono per giudicare 
queste tre tipologie tariffarie sono: la trasparenza, la flessibilità e l’interoperabilità dei mercati. 
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Con la delibera 22/04 l’Autorità recepisce le molteplici disfunzioni operative ed elabora una 
complessa progettualità innovativa, che può portare ad una Borsa del Gas. Con tale delibera l’AEEG 
progetta in modo chiaro e definito un diverso tipo di mercato regolamentato (Francese, 2010). 
Con la legge 99 del 23 luglio 2009 si è concretizzata anche la possibilità per l’Italia di diventare 
paese di transito verso l’Europa continentale e affermarsi come il principale hub del gas del bacino 
del Mediterraneo, potenziando il sistema nazionale di stoccaggio, con conseguenti benefici in termini 
di sicurezza delle forniture e riduzione dei costi dell’energia per i cittadini-consumatori.  
Il 23 aprile scorso il Consiglio dei Ministri ha approvato lo schema in 12 articoli del decreto 
legislativo a favore della concorrenza nel mercato del gas. “Lo sviluppo della capacità di stoccaggio 
insieme alla realizzazione mirata di nuove infrastrutture di importazione, gasdotti e rigassificatori, 
coerenti con la politica energetica del governo, consentiranno all’Italia di diventare un hub del gas in 
Europa” si legge, infatti, in una nota. Sembra quindi che a “piccoli passi” tutto vada verso la 
direzione per la creazione un’industria più competitiva (Capece, 2010).  
 
Le tariffe di trasporto e l’integrazione dei mercati 
La regolamentazione del trasporto nazionale è importante ai fini dell’integrazione (o 
interoperabilità) dei mercati europei (Checchi, 2007). Sono stati formulati vari documenti e cioè:  
 le direttive europee riguardanti il mercato del gas naturale (98/30/CE e 2003/55/CE); 
 i documenti contenenti le proposte sulla regolamentazione del trasporto del Forum di Madrid; 
 una proposta di regolamento della Commissione Europea relativo alle condizioni di accesso 
alle reti di trasporto del gas.  
L’obiettivo finale è la creazione di un mercato unico europeo, concorrenziale al suo interno e 
competitivo con le altre zone di libero scambio (USA ed Oriente in primis). Per giungere 
all’integrazione dei mercati, la Commissione Europea, oltre a coordinare i processi di graduale 
apertura del mercato verso tutti i potenziali utenti, promuove l’interconnessione delle reti di 
trasporto, tenendo presente le differenze strutturali dei vari mercati europei. I due principi 
(liberalizzazione e interconnessione) sono certamente interdipendenti, poiché non è possibile 
pervenire all’integrazione dei mercati se essi non presentano un grado omogeneo di competitività, 
mentre un buon livello di integrazione non può che favorire un ulteriore incremento della 
competizione nei vari mercati nazionali. 
Ma integrazione dei mercati non significa necessariamente applicare la stessa tipologia tariffaria 
a tutti i mercati nazionali: le diverse reti di trasporto possono presupporre l’applicazione di tipologie 
differenti. Dal rispetto dei principi di trasparenza, flessibilità e di integrazione dei mercati, si ha lo 
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stimolo alla creazione di un mercato secondario di capacità di trasporto realmente efficiente, altro 
strumento indispensabile per raggiungere gli obiettivi di competitività e liquidità per l’intero 
mercato italiano del gas naturale. Questo perché l’applicazione della giusta tipologia di tariffa, che 
corrisponde ai costi sottostanti i servizi, ha come conseguenza quella di stimolare (o almeno di non 
ostacolare) il trasporto di gas sulla rete e lo scambio di diritti di capacità; al contrario, 
l’interconnessione dei mercati permette ad operatori stranieri di essere attivi anche sul mercato 
italiano e contribuire allo sviluppo della concorrenza e dunque alla creazione di quel mercato di 
breve periodo che abbiamo individuato come condizione essenziale per l’effettivo compimento della 
liberalizzazione del mercato del gas naturale. 
Purtroppo in Europa assistiamo ancora al c.d. fenomeno del pancaking, cioè della 
sovrapposizione di tariffe diverse ogni volta che siamo in presenza di uno scambio transfrontaliero, 
questo perché la Commissione Europea non è stata ancora in grado di istituire regole comuni. Il 
pancaking è un potenziale ostacolo per la maggior parte degli scambi transfrontalieri, soprattutto se 
vogliamo giungere ad un trading hub situato in Italia, ma di respiro europeo (Dorigoni et al., 2004a). 
       Riassumendo esistono tre tipologie tariffarie, adottate dai regolatori per il trasporto del gas: 
 tariffa entry-exit: applicata nei mercati più maturi, e come precedentemente anticipato, è 
fortemente sostenuta dalla Commissione Europea e dal Forum di Madrid. Questa tariffa è data 
dalla somma di una tariffa d’ingresso alla rete (diversa per ogni singolo punto d’entrata) e da 
una tariffa d’uscita (diversa per ogni singolo punto di uscita). La somma deve essere tale da 
coprire i costi marginali di lungo periodo sostenuti per trasportare il gas da quel particolare 
punto di entrata a quel particolare punto di uscita. Il pregio di questo tipo di tariffa è che, se 
si ammette la possibilità di corrispettivi di entrata o uscita negativi (cioè il TSO paga l’utente 
per utilizzare quel particolare nodo), allora le tariffe entry-exit sono perfettamente in grado 
di riflettere i costi marginali di lungo periodo. Questo metodo di calcolo permette di 
scomporre la tariffa globale in due parti: una per il punto di entrata ed una per il punto di 
uscita, permettendo di vedere, in caso di congestione, dove si riscontrano le problematiche; 
 tariffa distance-based: efficace in presenza di reti poco magliate, molto lineari e dove il 
flusso di gas è unidirezionale. La tariffa distance-based non ostacola gli scambi cross-border, 
in quanto ciò che conta ai fini del calcolo dell’importo da pagare è solo la distanza che il gas 
deve percorrere. Questo tipo di tariffa pone seri problemi di trasparenza, poiché discrimina 
potenziali nuovi entranti su un mercato liberalizzato dove è presente un incumbent. Secondo 
questo modello è complicato identificare i flussi ed i contro flussi fisici del gas; 
 tariffa a francobollo/zonale: così chiamata poiché ricalca lo schema tariffario vigente per il 
sistema postale; consiste nell’applicare un corrispettivo di capacità fisso, invariabile ed 
indipendente dalla distanza, a tutti gli utenti della rete di trasporto, senza rilevare la 
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distanza percorsa dal gas naturale o il tipo di percorso seguito. Perciò, a titolo di esempio, 
applicando questo modello il trasporto di un’unità di gas naturale da Milano a Roma costerà 
esattamente come il trasporto della stessa unità da Milano a Monza e sarà sempre pari a X 
euro per unità di gas trasportato. Questo modello è scarsamente cost-reflective: è evidente 
che il costo del servizio non è mai lo stesso, non importa quanto piccola sia la rete a cui 
questa metodologia viene applicata. Secondariamente, questa metodologia non fornisce un 
segnale di prezzo circa l’uso efficiente della rete, dunque siamo lontani dagli standard di 
trasparenza minimi richiesti dalla nostra analisi. Infine la tariffa a francobollo è soggetta alle 
distorsioni dovute dal fenomeno del pancaking, ed è discriminatoria per quanto concerne gli 
scambi cross-border. Tuttavia, questa tariffa ha alcuni pregi, in particolare il fatto di essere 
di semplice applicazione e di permettere l’utilizzo del servizio anche a quegli utenti che 
altrimenti sarebbero gravati di costi troppo elevati. È un sistema che permette un rapido 
sviluppo della metanizzazione di un mercato emergente, non a caso in Europa è adottato solo 
da Grecia e Portogallo, proprio per l’immaturità del loro mercato. Le tariffe zonali sono molto 
simili a quella a francobollo: si tratta della divisione di un territorio in zone e 
dell’applicazione di una tariffa a francobollo per ognuna delle zone ottenute. È chiaro che 
questa tipologia presenta gli stessi svantaggi di quella a francobollo, edulcorati in minima 
parte dall’applicazione di più tariffe a francobollo, che rendono questo regime più aderente 
ai costi sottostanti di quello a francobollo, tuttavia non in maniera secondo noi sufficiente per 
essere adottati in mercati complessi come in Italia (The Brattee Group, 2000). 
       Tuttavia l’analisi sulla scelta della migliore metodologia tariffaria deve poggiare su tre 
condizioni necessarie: la trasparenza, la flessibilità e l’interoperabilità (Checchi, 2007a). In breve: 
1) la trasparenza è data dalla capacità della tariffa di riflettere il costo sottostante il servizio di 
trasporto: esso è stato individuato nel costo marginale di lungo periodo per comprendere 
anche le capital charge e non solo i costi operativi. Inoltre segnala anche lo stato della rete, 
se cioè sono presenti delle congestioni ed in quale tratto, tema che emerge chiaramente dalla 
metodologia della tariffa entry-exit; 
2) la flessibilità è identificata prima come capacità di riconoscere nella tariffa il valore del 
controflusso, segnalato sia dalle tariffe distance-based, sia, dalle entry-exit; poi come grado 
di libertà nell’utilizzo della rete in contrapposizione alla capacità continua che il TSO può 
offrire sul mercato; 
3) dal punto di vista dell’interoperabilità dei sistemi di trasporto, la tariffa più congeniale è 
quella distance-based, purché non si applichino border fee, oppure la tariffa entry-exit, 
purché non si contino i corrispettivi di entrate e di uscita posti sul confine. La tariffa a 
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francobollo è quella che meno si presta a favorire gli scambi cross-border, salvo che non 
vengano previsti complessi meccanismi di compensazione tra TSO (Dorigoni et al., 2004). 
 
2.1.3.1 La disciplina del mercato del gas in Italia ed in Europa: le proposte dell’Autorità 
 
I primi risultati dall’indagine conoscitiva Ue nel settore elettrico e del gas in Europa 
I rapporti pubblicati in progress dalla CE sul procedere della liberalizzazione nel settore del gas 
e nel settore elettrico in Europa sintetizzano i primi risultati e hanno l’obiettivo di identificare i 
problemi piuttosto che proporre nuove soluzioni. Pur riconoscendo che alcuni effetti positivi della 
liberalizzazione si sono manifestati, il giudizio conclusivo dell’indagine è che il raggiungimento degli 
obiettivi che l’apertura alla concorrenza del mercato del gas si prefiggeva appare ancora molto 
lontano. Quanto agli effetti positivi è citata la minor reattività dei prezzi dell’energia elettrica al 
prezzo del petrolio, e il fatto che in termini reali i prezzi siano oggi inferiori ai livelli del 1997, 
seppure con forte varianza da mercato a mercato. Tra i risultati positivi vi è anche la crescente 
cooperazione e il confronto tra regolatori nella predisposizione di documenti e linee guida rivolti a 
promuovere la co-regolazione e in generale una migliore regolazione. Quanto al fatto che ancora 
molta strada debba essere percorsa perché il consumatore possa percepire a pieno i benefici della 
liberalizzazione, e i prezzi possano essere la sintesi dell’effettivo risultato della competizione, 
numerose sono le evidenze emerse. In sintesi sono raggruppabili attorno a tre grandi questioni: 
 la mancanza d’integrazione tra i diversi mercati europei, testimoniata dalla persistenza di 
forti differenziali di prezzo; 
 l’elevata concentrazione e integrazione verticale che permane sui diversi mercati nazionali 
testimoniata dalla scarsa liquidità dei mercati all’ingrosso e dalle barriere all’entrata presenti 
in diversi segmenti della filiera; 
 la scarsa trasparenza e la mancanza d’informazioni su elementi essenziali del mercato. Nel 
mercato del gas, TSO e gestori di terminali di rigassificazione e di siti di stoccaggio forniscono 
informazioni ampiamente controllate dall’incumbent. Esistono differenze di grado nelle 
problematiche dei diversi paesi, che riflettono anche le scelte radicali d’implementazione 
delle direttive europee, ma il tratto comune in tutti i mercati nazionali resta l’elevata 





La difficoltà di approvvigionarsi di gas da parte dei nuovi entranti 
Presupposto indispensabile per aprire il mercato del gas è che i nuovi entranti siano sicuri di 
poter contare su basi stabili di volumi di gas per rispettare gli impegni con i propri clienti, condizione 
che ancora è lontana da poter essere soddisfatta. 
Il mercato all’ingrosso, che si sta sviluppando ai principali hub, potrebbe essere una fonte di 
approvvigionamento, ma il trading è limitato e ancora fondato su transazioni spot, fa eccezione il 
NBP (punto di scambio virtuale sul mercato inglese) dove esiste anche un mercato forward. Uno dei 
motivi della scarsa liquidità è che nella maggior parte dei punti di scambio (in Francia, Italia, 
nell’Eurohub, o a Baumgarten) i volumi trattati dagli incumbent sono ridottissimi (al di sotto del 2% 
dell’offerta totale dell’incumbent stesso) o addirittura nulli. Unici punti di scambio con maggiore 
liquidità sono il NBP e Zeebrugge, dove è messo sul mercato più del 20% del totale degli scambi degli 
ex monopolisti. Quanto ai nuovi entranti in tutti i paesi essi si approvvigionano di gas con accordi 
bilaterali con gli ex monopolisti e solo sporadicamente con i produttori o attraverso operazioni di gas 
release. Tali operazioni sono state considerate criticamente da chi vi ha aderito in quanto: 
sporadiche, senza coordinamento con release della capacità di trasporto, costose, come nel caso 
dell’Italia, e non in grado di portare ad una concorrenza sul mercato finale con l’incumbent. 
L’unbundling tra l’impresa che fornisce gas sul mercato e il gestore della rete di trasporto 
(richiesto dalle direttive europee) è stato incompleto e inefficacie; ciò traspare dalle dichiarazioni 
stesse degli ex monopolisti. Vi è stata una trasposizione parziale delle direttive, sia formalmente che 
in pratica, ed è rimasta una struttura proprietaria che vede l’incumbent rappresentato nei Consigli 
d’Amministrazione dei TSO, delle società che gestiscono i terminali di rigassificazione e delle società 
che gestiscono i siti di stoccaggio. In alcuni casi la società di rete trasporta gas per una società del 
gruppo anche senza un vero e proprio contratto di trasporto e sulla base di clausole di riserva di 
quote della capacità ad uso esclusivo del proprietario/operatore secondo prassi storicamente in 
essere (è il caso del 20% della capacità disponibile sull’asse Est/Ovest del gas proveniente dalla 
Russia). I nuovi entranti sottolineano discriminazioni nei loro confronti con riferimento a: 
nomination, trasparenza, accesso alla capacità disponibile, sistemi di bilanciamento. L’unbundling e 
il TPA nelle attività di stoccaggio rivestono importanza non minore della separazione delle attività di 
trasporto; su questo fronte la direttiva stessa ha sottovalutato il problema, non imponendo né la 
separazione legale né il vincolo dell’accesso regolato. Le infrastrutture per lo stoccaggio sono restate 
nella disponibilità degli ex monopolisti. I nuovi entranti lamentano scarsa trasparenza, inadeguatezza 
dei servizi, mancanza di un mercato secondario, prezzi elevati. Le informazioni raccolte 
nell’indagine conoscitiva hanno evidenziato come nei paesi analizzati non vi sia stata alcuna capacità 
di stoccaggio disponibile. Il lavoro svolto dai regolatori per individuare le linee guida per una buona 
pratica sottolinea come, anche quando una regolamentazione esiste, nella maggior parte dei casi le 
condizioni prevalenti sul mercato non sono monitorate adeguatamente.  
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L’accesso alle reti di transito internazionale rappresenta l’elemento forse più critico dell’intero 
quadro. Il TPA regolato non si applica in pratica alle reti di transito e ai relativi contratti; essi 
restano governati da differenti condizioni di accesso rispetto a quelle in vigore all’interno degli Stati 
Membri. Che i contratti in essere prima della liberalizzazione siano il principale ostacolo alla 
liberalizzazione è un fatto noto. L’inchiesta ha mostrato come solo in due Stati Membri la capacità 
disponibile sulle linee di transito diventi disponibile nei prossimi anni, in tutti gli altri casi essa è 
prenotata da contratti di lungo periodo per almeno i prossimi 5-10 anni. Inoltre in molti casi i 
contratti prevedono clausole di rinnovo che potrebbero prolungare la riserva di capacità per un 
ulteriore periodo. L’analisi dei gasdotti di transito sulle assi Benelux/Italia ed Est/Ovest mostra che 
la capacità primaria è in tutti e due i casi completamente prenotata fino al 2015-2017 e 
probabilmente anche oltre, come viene precisato in nota: a causa delle scarse informazioni 
riguardanti alcune clausole contrattuali, la durata non è sempre quantificabile. Dopo il 2015 e solo su 
alcune tratte si apre qualche possibilità di transito; il diritto di trasporto è inoltre detenuto per lo 
più da uno o due players storici, che sono poi gli incumbent sui rispettivi mercati nazionali di 
passaggio dei gasdotti, un’altra quota significativa è detenuta dai produttori (in qualche caso la 
riserva di capacità non richiede nemmeno un contratto) mentre solo il 3% (sull’asse Est/Ovest) e il 5% 
(sull’asse Benelux-Italia) della capacità di transito è detenuto da nuovi entranti. L’indagine ha messo 
in luce che non tutta la capacità nelle disponibilità degli operatori incumbent e dei produttori è 
utilizzata, in media prendendo come benchmark il picco invernale, circa il 10% di capacità resta 
inutilizzata. Molti TSO e proprietari dei diritti di transito in base a accordi commerciali siglati prima 
del 2004-2005 asseriscono che la clausola use-it-or-lose-it non può essere loro applicata. Infine 
poiché nella maggior parte dei gasdotti internazionali solo una o due compagnie posseggono diritti di 
trasporto sul mercato primario, esse tendono a non dare tutte le informazioni necessarie agli 
operatori, sulla base dell’argomentazione che la trasparenza danneggerebbe i loro interessi 
commerciali. È interessante soffermarsi su alcun risultati emersi dall’indagine: 
- L’Integrazione in Europa è limitata. Ciò può essere determinato da tre fattori principali:  
o insufficienti infrastrutture;  
o metodi di allocazione distorsivi;  
o disegni dei mercati nazionali tra loro incompatibili.  
Insufficienti infrastrutture su alcune frontiere si sovrappongono alla presenza di contratti di 
lungo periodo per la prenotazione della capacità di transito transfrontaliero. Le congestioni 
che si rilevano sulle frontiere Francia/Spagna, Olanda/Germania, Cecoslovacchia/Austria, e 
lungo il confine Nord dell’Italia vedono la presenza di una riserva di capacità derivante da 
contratti di lungo termine fino all’80%. Chiaramente gli incumbent hanno beneficiato in vario 
modo delle riserve di capacità di lungo periodo preesistenti diritti di prelazione. Da un punto 
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di vista legale tali diritti presentano numerosi problemi, come ha precisato la sentenza della 
corte di Giustizia della Comunità che ha stabilito l’incompatibilità delle riserve di capacità 
con la direttiva 96/92/EC, se l’eccezione non rientra tra quelle previste all’art. 24 della 
stessa direttiva.  
- Poca fiducia nei meccanismi di formazione dei prezzi. Le risposte degli intervistati hanno 
messo in luce la mancanza di fiducia nei mercati, gli operatori dubitano cioè che i meccanismi 
di formazione dei prezzi siano in grado di fornire adeguati segnali dell’andamento dei 
mercati. Ciò non sorprende date le problematiche discusse sopra. Le puntuali lamentele 
riguardano però il costo del bilanciamento dove le regole non appaiono in molti casi 
condivise. Forti diversità nelle strutture contrattuali sono infine riportate per quanto riguarda 
i prezzi praticati ai grandi consumatori. Questo in parte dipende dalla diversa maturità 
raggiunta dai processi di liberalizzazione67. Infine la coesistenza tra mercato vincolato e 
mercato libero nei giudizi della Commissione pone un ostacolo al pieno sviluppo della 
concorrenza. 
 
2.1.3.2 Le prospettive della P-Gas (Borsa del Gas Naturale) 
L’ultima tappa del lungo cammino intrapreso verso la Borsa Gas in Italia, sarà probabilmente 
quella decisiva per far evolvere il PSV in un mercato centralizzato. Infatti, per dare attuazione a tale 
progettualità su una dimensione non più bilaterale ma multi-services, il decreto MSE 18/03/2010 
rende operativa le modalità della Legge Sviluppo.  
Il Gestore dei Mercati Energetici (GME), in qualità di futura Clearing House (CH), definisce la 
Piattaforma di negoziazione (P-Gas) per la gestione dell’offerte delle quote di gas importato: a 
partire dal 10 maggio 2010, le aliquote del decreto 19/II/2008 sono presentate solamente sulla nuova 
piattaforma, stadio intermedio fra il PSV e la borsa gas. È ammesso (ed incoraggiato) che altre 
offerte siano presentate senza limitazioni alla P-Gas. 
Il mercato spot sarà suddiviso in MGP-gas (mercato del giorno prima del gas) che prevede la 
contrattazione di gas in un’unica sessione relativa al giorno-gas successivo e MI-gas (mercato 
infragiornaliero del gas) con un’unica sessione relativa al giorno-gas stesso. Prossimo passo sarà il 
mercato a termine (MT gas) che dovrà partire nell’Aprile 2011. 
                                                          
67   Nei paesi nordici vi è maggiore aderenza ai prezzi spot; Germania, Austria, Olanda, Regno Unito definiscono le condizioni contrattuali 
sulla base dei mercati forward; in Italia e in Ungheria si fa riferimento ad un indicatore di costo medio fissato dall’Autorità di settore, 
il Ct per l’Italia. 
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Il Regolamento della Piattaforma di negoziazione costituisce il disciplinare secondo cui sono 
organizzate le modalità per la presentazione delle offerte d’acquisto e vendita (negoziazione), i 
prodotti disponibili e le durate delle sessioni. Il 1° ottobre 2010 il GME ha assunto funzioni di 
controparte nella Piattaforma appositamente modificata. 
Con la finalità di rendere il mercato del gas più trasparente alla concorrenza, il Ministero dello 
Sviluppo Economico (MSE) ha emanato il Decreto del 18 marzo 2010 in cui è stato delineato lo 
sviluppo di una piattaforma di negoziazione per l’offerta delle quote import di gas naturale. Tale 
piattaforma, denominata P-Gas, è il primo passo per arrivare alla realizzazione di una vera e propria 
borsa del gas. Si tratta di una piattaforma di scambio basata sul web e gestita dal GME, il quale non 
agisce come controparte di scambio né come garante della solvibilità delle controparti. Si tratta non 
di una borsa ma di un’infrastruttura di facilitazione dell’incontro tra disponibilità di acquisto e di 
vendita, su due tipologie di contratto: mensile (relativo al secondo mese successivo a quello di 
negoziazione) e annuale (relativo l'anno termico successivo e negoziabile fino all'agosto precedente). 
Le finalità sono quelle di fornire uno strumento che agevoli l’adempimento dell’obbligo di 
offerta delle quote import, facilitare l’incontro tra domanda e offerta, creare uno strumento di 
facile utilizzo, minimizzare i costi di transazione e incrementare la trasparenza dei prezzi. Con la P-
Gas si assiste all’introduzione di contratti standard per gli scambi bilaterali di gas e capacità68, 
facilitando il compimento di transazioni fra gli operatori, cui è offerta la possibilità di definire 
prezzo e volume della transazione. Inoltre vi è l’introduzione di un regime di bilanciamento 
incentrato su un mercato giornaliero, nel quale l’impresa di trasporto acquista dagli (o vende agli) 
operatori del sistema il gas naturale e l’introduzione di un mercato centralizzato del gas naturale, 
gestito in modo indipendente e basato su un sistema automatico di incrocio fra domanda e offerta sul 
modello inglese della CH, il quale consenta la determinazione di un prezzo ufficiale quale 
riferimento per la conclusione delle transazioni.  
Utile alla trasparenza del mercato, è il fatto che la P-Gas pubblica a livello aggregato i prezzi di 
riferimento delle transazioni concluse. L’effettiva portata indicativa dei prezzi forniti da P-Gas, 
però, dipende dalla liquidità della piattaforma stessa. Piattaforma che potrebbe non fornire gli 
incentivi sufficienti a un massiccio arrivo di scambi in precedenza trattati OTC, mentre potrebbe 
avere più successo nel “catturare” gli scambi di nuovi operatori sul mercato (Governatori, 2010). 
                                                          
68 Questa scelta costituisce un passo della P-Gas in direzione della futura borsa, e potrebbe essere sia un motivo di successo sia di 
insuccesso della piattaforma, a seconda che i venditori siano o meno disponibili alla perdita di un grado di libertà in termini di 
diversificazione delle condizioni di fornitura. Grado che, tuttavia, viene sì perso in P-Gas rispetto alle transazioni OTC, ma a fronte della 
possibilità dei venditori in P-Gas di “filtrare” le controparti ammesse a offrire in acquisto nel proprio book di vendita. In altri termini, 
così come la libertà del prezzo offerto non obbliga a vendere effettivamente in P-Gas le quote di import soggette all'obbligo, la 
standardizzazione delle condizioni di vendita non obbliga il venditore ad applicare quelle condizioni anche ad acquirenti non graditi, 
magari perché ritenuti a rischio di insolvenza. 
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Pertanto, la P-Gas si presenta come una piattaforma Over The Counter (OTC), senza CH, cioè 
tramite contatto bilaterale tra gli operatori, di norma attraverso piattaforme di brokerage di natura 
privatistica, dove le transazioni vere e proprie continuano ad arrivare al PSV. Finora è stata chiusa 
un’unica transazione sulla borsa69 a causa della scarsa liquidità del PSV (Edison, 2010). 
In ogni caso, l’istituzione della Borsa del Gas gioca un ruolo di rilievo, poiché favorirà la ricerca 
di efficienza da parte di tutto il sistema. Le autorità di regolazione dovranno quindi impegnarsi 





       In sintesi le criticità del mercato italiano, non risolte dalla recente regolazione, riguardano 
l’accesso allo stoccaggio, il bilanciamento e l’assetto del mercato organizzato. L’itinerario normativo 
è stato arduo e complesso, si è dipanato lungo tutto un decennio, ma molta strada dovrà compiersi, 
affinché il mercato energetico possa diventare effettivamente competitivo. Perché se è vero che una 
Borsa del Gas facilita l’incontro tra domanda e offerta, minimizzando i costi di transazione e 
incrementando la trasparenza dei prezzi, è altresì vero che non può sciogliere i nodi strutturali del 
settore (posizione di assoluta preminenza dell’incumbent, che invece sono di competenza della 
politica). Auguriamoci che questa sia capace di tracciare i futuri indirizzi per un settore che è 
prodromico per tutte le attività industriali, e che vive e si sviluppa nella programmazione europea 
(Signorelli, 2010).  
       C’è inoltre da ricordare che il progetto di pieno sviluppo della Borsa del Gas oltre a consentire 
immediati vantaggi al mercato attraverso una maggiore concorrenzialità e flessibilità, si inserisce 
come pietra angolare del più vasto progetto di rilancio del mercato italiano dell’energia (Signorelli, 
2010) considerato come vero e proprio hub del mediterraneo. La disponibilità di un riferimento di 
prezzo legato all’incontro tra domanda e offerta darà, infatti, una maggiore trasparenza all’intero 
settore e produrrà benefici di costo per tutti i consumatori. 
Tuttavia, la crisi, i suoi risvolti attuali e l’obiettivo del single market ancora lontano, richiedono 
ulteriori impulsi verso una maggior apertura interna, verso una più coraggiosa armonizzazione delle 
politiche energetico-ambientali, dei variegati quadri normativi e regolatori nazionali. L’irrinunciabile 
ambizione europea di arrivare ad un single market deve essere alimentata continuando a costruire 
una cornice da single rules. Così pure, nel contesto dei rapporti con i Paesi fornitori di essenziali 
risorse energetiche strategiche, deve farsi sentire la tanto auspicata single voice dell’Unione: una 
                                                          
69 Lo si apprende dal sito internet del Gestore dei mercati energetici. Si tratta di un contratto annuale per 1.314 GJ (poco meno di 35.000 
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voce unica che sappia valorizzare il potere contrattuale di 500 milioni di europei, ben superiore a 























                                                                                                                                                                                                         
mc) al prezzo di 649 centesimi al GJ in data 13 Maggio 2010. 
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La crisi economica finanziaria che affanna il mondo da un biennio sta imponendo profondi e 
radicali cambiamenti nell’organizzazione industriale di tutto l’Occidente, sotto il pressing del mondo 
cinese e dei vari paesi emergenti. Anche il mercato energetico, specie il settore gas, deve far fronte 
all’estesa crisi mondiale, tentando di far evolvere i vecchi schemi commerciali in nuove strategie 
operative soprattutto sui mercati di breve termine (IEA, 2010). Il modello contrattuale diffusosi in 
tutto il mondo per le commodities energetiche è il take or pay, emerso verso la fine degli anni ’50 
dagli anglo-olandesi di Shell, insieme a Exxon e al Governo olandese, per sfruttare l’allora più grande 
giacimento gas d’Europa, il campo di Groningen70.  
Questo modello di accordo, si sposa ottimamente con le forniture di lunga scadenza, destinate 
ad una domanda di sistema con modularità annuale contenuta, e i cui partners sono due monopolisti 
nazionali. Fino alla seconda metà degli anni ’90, il gas naturale è stato poco utilizzato prevalendo, in 
tanti impieghi energetici, l’uso del petrolio sul gas. 
  L’avvento della globalizzazione ha scosso i vecchi equilibri. In particolare è stata presa di mira la 
quota e l’automatismo dell’indicizzazione del prezzo gas con quello del petrolio, soprattutto quando 
questo ha cominciato la sua salita di non ritorno (triennio 2006-2008); per sfuggire al caro petrolio, ci 
si indirizzava proprio verso il gas, ribadendo una tendenza che era in atto da un decennio circa ma 
con l’inconveniente di provocare un ulteriore aumento dei prezzi. Si sono percorse strade diverse, 
alla ricerca di soluzioni alternative, a cominciare dal GNL; in Europa ha consentito 
l’approvvigionamento da una pluralità di nuovi paesi-venditori, diversificando sensibilmente 
l’offerta, permettendo l’entrata in scena di nuovi soggetti, con una potenziale concorrenza sia sul 
prezzo di vendita della singola partita di gas, sia su forniture più lunghe. Si è così sviluppato una 
differente tipologia di mercato, poiché differente era la tipologia del rifornimento: alla rigidità del 
flusso via tubo (pipeline), poco a poco si affianca la nave gasiera per hub, con la seguente adozione 
di contratti più flessibili in quanto integrativi dei sottostanti contratti di lungo periodo. Si è poi 
aggiunto un fenomeno che, se troverà conferma, influenzerà nei prossimi anni la geopolitica degli 
                                                          
70 L’innegabile successo di questa tipologia contrattuale (nel corso dei decenni si è andato arricchendo di una raffinatissima gamma di 
varianti) è dato in primis da un’eccellente ponderazione del sinallagma, per il quale entrambe le parti sono tutelate nei loro veri 
interessi: il compratore nella sicurezza del prezzo che si mantiene relativamente stabile, variando solo secondo criteri prestabiliti fra le 
parti; il venditore nella certezza degli incassi, in quanto il cliente o ritira la merce o paga comunque, take or pay appunto. 
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scambi energetici mondiali: è il business del gas non convenzionale71 (shale gas), esploso negli USA 
grazie alle nuove tecniche di estrazione72. I successi al di là dell’Oceano fanno sentire i loro effetti 
sia in Asia che in Europa73. In Europa il mercato è stato stabilmente del venditore, con i vari paesi-
acquirenti soggetti a due principali fornitori, Russia ed Algeria, risultando la Libia e la Norvegia 
secondari o integrativi. Tuttavia, le pressioni rialziste del petrolio negli ultimi anni non erano 
oltremodo sostenibili da un’industria come quella europea, caratterizzata da contenuti margini di 
profitto ed elevati costi fissi. Pertanto la prima proposta presentata dai nuovi entranti è una 
maggiore elasticità, nelle modalità, nei tempi di consegna ed anche nei prezzi.  
Come afferma l’AEEG, se questa risorsa potesse essere utilizzata in Italia potrebbe determinare 
una diminuzione dei prezzi inducendo la revisione dei contratti europei take or pay, contribuendo 
così a sganciare il costo del metano da quello del petrolio. La concomitanza dei tre fattori 
(globalizzazione, GNL e gas non convenzionale) ha portato alla formazione di un mercato spot con un 
orizzonte temporale breve, specifico di domande dagli andamenti assai mutevoli nelle quantità e 
repentine nei cambiamenti. Si tratta propriamente della domanda di punta, tipica dei fine-inverni, 
ma dalla composizione pulviscolare, difficile nella programmazione.  
In tale contesto, la migliore indicazione di prezzo può essere fornita solo da uno specifico 
mercato (borsa gas), dove il prezzo della commodity si forma come spontanea interazione fra 
domanda e offerta, in un certo momento e per una data domanda, in modo del tutto autonomo dagli 
andamenti del greggio. Rebus sic stantibus, questo processo di composizione del prezzo è il più 
corretto nella valutazione della scarsità della merce e il più appropriato nella definizione delle forze 
                                                          
71 Il gas non convenzionale è quello che si trova nelle sabbie, nelle rocce e sotto i fondali dei bacini idrici e il suo potenziale è pari a  
quello del convenzionale. Grazie a questa nuova risorsa la mappa geopolitica del'energia si sposterebbe verso altre nazioni. Il gas non 
convenzionale, infatti, si trova in Nord America. Nel vecchio continente, invece, Germania, Polonia, Ungheria e la parte meridionale del 
Mare del Nord sarebbero le aree più promettenti. In Italia, invece, Toscana e Sicilia sono le regioni in cui si sta lavorando di più in questo 
campo, l’unico problema è che ci si trova di fronte a zone molto abitate e, per questo, è difficile uno studio attento del sottosuolo come 
invece sarebbe necessario. Dal punto di vista ambientale, però, le principali preoccupazioni, infatti riguardano il possibile inquinamento 
delle falde acquifere e le eventuali fughe di gas durante l’estrazione (Ambiente ed Energia, 2011). 
72 Nel solo 2008, ne è scaturito un incremento delle estrazioni  tali da coprire quasi la metà della domanda interna statunitense, all’incirca 
300 Mld di metri cubi. L’anno scorso, in piena recessione e nonostante le turbolenti oscillazioni del prezzo gas, la produzione non solo è 
proseguita, ma è addirittura incrementata del 15%. Si è attivata una nuova industria, pronta a decollare, considerato che gli Stati Uniti 
dispongono di immense risorse, stimate intorno a 25% di quelle mondiali, e sono al 1° posto al mondo nella commercializzazione del GNL, 
grazie alla già ben collaudata ed organizzata piazza di Henry Hub. 
73 Si pensi che al terminal di Zeebrugge, il più grosso hub fisico europeo, che serve ben 4 Stati, è quasi raddoppiato, rispetto all’anno 
precedente, il numero di metaniere provenienti dal sud America e dall’Africa Occidentale, e precedentemente destinate al mercato 
statunitense, di cui ora può fare a meno. 
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d’interazioni del mercato, costituendo, di conseguenza, il naturale parametro di riferimento per le 
analoghe transazioni OTC.   
Per il nostro Paese, se si agirà con determinazione e rapidità: nel prossimo quinquennio si 
renderà disponibile un “mare” di GNL proveniente dal bacino Atlantico, in concorrenza col metano 
dei fornitori abituali (Russia o Algeria). Per essere venduto in Europa si necessiteranno vari 
rigassificatori, che in Italia sono ormai da tempo preventivati, ma non ancora realizzati. Se si 
riuscisse ad intercettare tempestivamente tali flussi, l’ambizioso progetto dell’Italia come hub euro-
mediterraneo risulterebbe sostenibile, attivandosi tutta una serie di sinergie virtuose: l’abbondanza 
di gas naturale aumenterebbe la concorrenza dei comparti energetici (elettrico, riscaldamento, 
trasporti) ma anche dei comparti da essi dipendenti, sortendo l’effetto di un generale calmiere per i 
prezzi. La prima  fase di questa partita si giocherà sulla disponibilità di stoccaggio e infrastrutture, in 
modo da sviluppare a valle della filiera 74  un mercato ben più competitivo. La seconda fase si 
concentrerà nel mix “servizi e intermediari” che il mercato italiano saprà organizzare, sia in risposta 
alla propria domanda interna, che a quella europea. Va ricordato, però, che il mercato spot si regge 
sull’ampia disponibilità delle nuove infrastrutture che garantiscono la flessibilità fisica necessaria, 
nonché  tutta la gamma dei servizi più avanzati, e finalizzati al rilascio puntuale del gas disponibile 
in stoccaggio o prenotabile, su sollecitazione della domanda di punta. Se questo “pacchetto” di 
infrastrutture, operatori e servizi sarà rapidamente reso operativo, per una quota significativa del 
mercato potrà risultare permanente il passaggio alla flessibilità contrattuale della fornitura, e il 
mercato spot del gas in Europa risulterà una realtà a beneficio di tutti, destinata a durare nel tempo 
(Signorelli, 2010), portando ad una riduzione dei prezzi del gas. 
 
3.1.2 Che cosa determina il prezzo 
Innanzitutto il meccanismo di pricing (come i prezzi vengono determinati) deve essere distinto 
dalle sottostanti forze di mercato (che cosa determina i prezzi). Mentre un mercato liquido garantirà 
trasparenza sulla formazione del prezzo, condizione fondamentale per la competizione, allo stesso 
tempo non è detto che creerà forze competitive che condurranno all’abbattimento dei prezzi. In 
letteratura si riscontrano numerosi fattori che influenzano i prezzi del gas (Stephen, 2007), quali: 
 il bilanciamento tra domanda e offerta (uso residenziale/civile, termoelettrico, industriale); 
 la disponibilità attuale e futura di gas;  
 la stagionalità e variazioni di temperatura (medie stagionali e giornaliere); 
                                                          
74 Distribuzione all’ingrosso e al dettaglio. 
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 il comportamento degli operatori fisici e degli operatori finanziari; 
 il prezzo degli altri valori energetici; 
 la disponibilità degli altri vettori energetici. 
Questi elementi devono essere considerati in una strategia di trading, privilegiando quelli 
percepiti più importanti per la strategia seguita. Sulla disponibilità attuale e futura di gas si valuta: 
 la necessità di avere informazioni su trasporto fisico diretto all’interno del sistema oggetto 
per ogni singolo punto di immissione; 
 la tempestività di informazioni; 
 il modello di offerta del sistema; 
 il modello di interconnessione con altri sistemi (GNL); 
 la disponibilità opzionale di gas stoccaggio. 
Sulla domanda di gas naturale le previsioni del tempo sono l’elemento più importante: si ha 
altresì la necessità di avere un modello di domanda con vari elementi che stimi le formule gas-to-gas 
o la competizione inter-fuel.  
Inoltre, l’esistenza di un mercato finanziario del gas incentiva soprattutto l’analisi dello 
stoccaggio del gas naturale come un asset separato, utilizzando il contesto del valore di mercato per 
il suo utilizzo e la sua valutazione. Nella recente letteratura, lo stoccaggio del gas naturale viene 
analizzato all’interno di un framework con una semplice dinamica dei prezzi basata su un unico 
fattore, quello dell’ottimizzazione. Altri autori invece seguono un approccio diverso, dove il mercato 
è rappresentato da una curva con granularità quotidiana e l'incertezza dei prezzi è rappresentata da 
sei elementi, dove si impone una strategia semplice e intuitiva di stoccaggio che segue ripetute 
massimizzazioni del valore intrinseco. Un framework appropriato così complesso utile all’analisi di un 
asset così complesso come lo stoccaggio del gas naturale è una ricca rappresentazione delle 
dinamiche del prezzo del mercato del gas. 
 
3.1.3 Meccanismi di formazione del prezzo 
Il mercato mondiale del gas appare fortemente regolamentato, talché non esiste un unico 
prezzo di riferimento; le due principali piazze mondiali sono quella del centro America (Henry Hub) 
e quella del Nord Europa75. Gli elevati costi fissi d’ingresso e di operatività sul mercato, insieme alle 
caratteristiche intrinseche del bene, rendono l’analisi economica complessa, poiché deve conciliare 
                                                          
75 La piazza di riferimento è quella di Londra. 
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la componente di costo-ricavo a tutti i livelli della filiera produttiva con le peculiarità proprie del 
bene la cui offerta deve essere stabile. Mediante la liberalizzazione si è ottenuto non solo un 
aumento del numero di operatori sul mercato della filiera produttiva ma pure una sensibile 
diminuzione del prezzo al consumo. I giacimenti scoperti negli ultimi anni hanno determinato un 
aumento dell’offerta di gas naturale, contenendo il prezzo finale di questa commodity. In periodi di 
ascesa dei prezzi, i produttori reagiscono razionando l’offerta sul mercato76 al fine di mantenere i 
margini di produzione e la copertura della quota di ammortamento degli alti costi fissi (ISAE, 2005). 
Per quel che concerne la formazione del prezzo del gas, questo si ottiene incrociando il metodo 
del netback value, per il compratore, e il metodo cost plus (fig. 16), per il produttore. Il metodo 
netback value dà un prezzo limite, quello del prodotto sostitutivo più economico, a cui vengono 
sottratti i costi cui andrà incontro il compratore: da questa sottrazione si ottiene il prezzo massimo 
che egli potrà pagare al venditore. Al contrario, il metodo cost plus indica tutti i costi sostenuti dal 
venditore, che devono essere ripagati (Pontoni, 2005). Risulta subito evidente come il prezzo del gas 
sia quindi legato all’andamento della fonte alternativa di riferimento, cioè il petrolio; possiamo dire 
che il margine della trattativa è legato alla rendita di rarità delle fonti esauribili77 (Cabral, 2002). 
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Fig. 16: Cost plus e netback: determinazione del prezzo del gas. Fonte: Pontoni, 2005. 
 
                                                          
76 Attraverso la chiusura degli impianti più costosi e inefficienti. 
77 Vedi la Legge di Hotelling, che descrive il criterio che permette di stabilire le tariffe delle risorse non rinnovabili in base alla regola di 
uguaglianza tra prezzi e costo marginale. La regola postula un comportamento dell'impresa pubblica affine a quello tenuto dalle imprese 
private, quando queste agiscono nelle condizioni migliori per il benessere della collettività. Tuttavia, nel caso di tali beni non si ha 
concorrenza perfetta, bensì monopolio naturale : ciò implica che quando il prezzo è uguale al costo marginale, non necessariamente esso 
genera un ricavo sufficiente a coprire i costi e quindi ad assicurare il pareggio del bilancio. Supponiamo, infatti, che l'impresa pubblica 
produca 1000 unità, al costo, in media, di 100 lire l'una; allora, solo se il costo marginale fosse 100 o più, il ricavo sarebbe sufficiente a 
recuperare le spese di produzione. Nondimeno, la natura del monopolio naturale, in cui il costo medio è sempre decrescente, è tale da 
escludere questa possibilità: in regime di monopolio naturale, infatti, il costo marginale è sempre inferiore al costo medio. 
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Oltre al prezzo del petrolio, esistono altre quattro voci che incidono sul prezzo del gas, ovvero i 
costi di: 1) trasporto, 2) distribuzione, 3) stoccaggio e  4) commercio (vedi il primo capitolo). 
Parziali eccezioni al metodo del netback value sono il NBP inglese, unica vera borsa del gas 
europea, l’hub belga di Zeebrugge, punto d’interconnessione fra Regno Unito ed Europa, e quello 
olandese di Emden. In questi punti di scambio, il prezzo è determinato dalle leggi della domanda e 
dell’offerta78 (vedi quarto capitolo). Ai consumatori finali si applicano, inoltre, accise e tasse che 
variano a seconda del volume dei consumi. Le legislazioni fiscali di ogni paese sono diverse, tuttavia 
l’UE ha voluto introdurre un livello minimo di accisa sugli usi industriali79, al fine di evitare che la 
leva fiscale potesse essere usata quale strumento di alterazione della concorrenza. Il valore minimo 
di questa accisa è pari a 5,715 €/1000metri cubi. Uno studio recente (Cerniglia, 2006), mostra come 
le accise, nei sette paesi di riferimento del nostro studio, siano sostanzialmente simili. Nel 2004, 
l’incidenza fiscale media ponderata nell’UE per i consumatori industriali variava dal 18,5% al 21,4% a 
seconda dei volumi consumati. Maggiori diversità si riscontrano, invece, sui clienti domestici, per i 
quali l’incidenza fiscale sul prezzo finale può superare, come in Italia, il 40%80.  
È da sottolineare come il tragitto del prezzo del gas ha una caratteristica triplice rispetto alle 
altre commodity, essendoci una forte interconnessione tra i tre principali mercati europei; 
l’interazione tra questi tre mercati del gas europeo determina la definizione del prezzo finale. 
Inoltre si può notare come sia le dinamiche macro (tendenze), sia la microstruttura che la 
stagionalità siano molto simili (fig. 17).  
                    
Fig. 17: Analisi e andamento dei prezzi sui tre principali hub europei. Fonte: Fiorenzani, 2009. 
 
                                                          
78   Pontoni, F., Strategie Commerciali nel settore Europeo del gas, WP 2005. 
79   Come da Direttiva 2003/96/CE. 
80  Dati AEEG. Si ricorda che, al contrario delle utenze industriali, per i clienti domestici l’IVA non è detraibile, fatto che porta ad un 
aumento del 20% il prezzo del gas. 
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In un mercato liberalizzato il prezzo è determinato dall’interazione tra domanda e offerta. 
Mentre la produzione risulta essere marginale rispetto alle altre variabili, lo stoccaggio, visto come 
elemento di compensazione (Bjerksund et al. 2008), contribuisce sia alla determinazione dell’offerta 
che della domanda, essendo considerato come fonte di approvvigionamento:ha un impatto sui prezzi 
ma non li subisce. La domanda è condizionata soprattutto dal vincolo fisico dell’importazione di gas 
e per tanto risulta fondamentale capire la disponibilità tecnica del sistema. La domanda inoltre è 
rigida localmente e non reagisce in maniera elastica alle fluttuazioni di offerta nel breve periodo 
(fig. 18). Le variazioni esogene della curva di domanda e offerta aggregata sono definite shock.  
Mentre l’incertezza principale dell’andamento della domanda è legata agli shock termici (fig. 
19), l’incertezza dell’andamento dell’offerta è legata alla speculazione derivante dalla 
razionalizzazione o a problemi di natura fisica (vedi quinto capitolo), comportando una variazione di 
P più ampia rispetto ad un range normale ad esempio per la presenza di un bottle neck (fig. 20). 
Shock sull’offerta aggregata possono derivare da variazioni esogene dei costi di produzione (detti 
anche shock da prezzi) che sposteranno la curva verso l’alto. 
 
Fig. 18: Interazioni domanda/offerta: curve di offerta e domanda  
aggregate e determinazione del prezzo. Fonte: Fiorenzani, 2009. 
 
 
Fig. 19: Interazioni domanda/offerta: statica comparata e impatti sul prezzo (demand shock).                   




Fig. 20: Interazioni domanda/offerta: statica comparata e impatti sul prezzo (supply shock).                      
Fonte: Energy Chart Secretariat, 2007.  
 
 
Poiché la capacità dei gasdotti ha precisi vincoli e le importazioni da Algeria, Nord Europa e 
Libia 81  possono essere aumentate solo marginalmente, non rimane che attingere in misura 
straordinaria alle infrastrutture di stoccaggio (Di Macco, 2007). Si evince il ruolo fondamentale dello 
stoccaggio nel bilanciamento di domanda e offerta. In ogni caso il prezzo è un segnale che proviene 
dal mercato ed è un indicatore della scarsità della commodity nel mercato. Le fluttuazioni dei prezzi 
sono il risultato di un gran numero di variabili, fra cui le variazioni di prezzi in altri mercati, come 
quello del petrolio. Quando il prezzo aumenta, la domanda si riduce ad un livello dove incontra 
l’offerta e viceversa. Il prezzo è un elemento chiave per l’efficiente allocazione del capitale. Un 
prezzo elevato relativamente ai costi segnala la necessità di nuovi investimenti nella capacità 
produttiva, essendo il prezzo un importante reward per gli investitori.  
La struttura di mercato è cambiata, alla luce delle nuove logiche della creazione della borsa del 
gas naturale; il rischio è aumentato, trascinando gli investitori e gli analisti nell’incertezza. Il 
rapporto tra la volatilità ed il mercato gas è un rapporto da finalizzare, nonostante il prezzo del gas 
sia determinato dall’incrocio di domanda e offerta, è evidente che i maggiori picchi di scostamento 
della media mensile coincidono con la crisi di rottura delle infrastrutture (quinto capitolo). 
 
3.1.3.1 Meccanismi di formazione dei prezzi: aspetti teorici 
Il petrolio e il gas hanno molte caratteristiche comuni che li distinguono dalle altre commodity: 
i. l’elevata incertezza connessa allo sviluppo delle risorse e all’elevata specificità degli 
investimenti lungo la catena del valore dalla produzione al valore; 
                                                          
81  Gli altri punti di ingresso alla Rete di Trasporto Nazionale. 
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ii. le peculiarità come risorsa naturale; 
iii. la finitezza della risorsa;  
iv. il coinvolgimento di due decision makers sul lato della produzione: compagnie 
produttrici e proprietari delle risorse; 
v. la domanda di energia molto spesso inelastica e le sue interazioni con la concentrazione 
e restrizione di capacità sul lato dell’offerta;  
vi. le imperfezioni di mercato come le esternalità. 
 
(i) Rischio ed elevata specificità degli investimenti (Teoria dei Costi di Transazione di Coase) 
Lo sviluppo delle risorse energetiche in un servizio è un business rischioso che richiede elevati e 
specifici investimenti lungo la catena del valore. Le interfacce lungo questa catena posso avere 
spesso più attori da entrambi i lati, che saranno considerati come marketplace, oppure, pochi attori, 
come nelle reti cross-border onshore, le cui azioni sono regolamentate da contratti di lungo 
termine. Le implicazioni della specificità degli investimenti sono alla base della Teoria dei Costi di 
Transazione82 (Coase, 1973). Nel suo famoso articolo, The Nature of the Firms, Ronald Coase83 
considera che nelle economie di libero mercato, le transazioni non sono solo regolate dai mercati, 
ma anche da imprese gerarchicamente organizzate. La teoria dei costi di transazione affronta pure il 
ruolo dei contratti a lungo termine come possibile strumento di interazione economica al di là delle 
imprese e dei mercati. Ciascuno di questi tre strumenti possiede specifici costi di transazione: ad 
esempio, i mercati con i costi di acquisizione di informazioni e di gestione dei rischi, le imprese con i 
costi di un’organizzazione gerarchica e di controllo, secondo la dimensione, ed infine i contratti a 
                                                          
82 Il premio Nobel Coase (1937) interrogandosi sul perché le imprese nascono e si sviluppano formulò la Teoria dei Costi di Transazione. 
Secondo tale Teoria per svolgere attività economiche a carattere non strettamente artigianale è necessario articolare un sistema di 
relazioni ampio e intenso. In funzione di intensità e ampiezza di tali relazioni (Coase, 1937; Williamson, 1975) un’impresa può acquisire 
vantaggi nell’internalizzare (gerarchia) alcune transazioni che, al contrario, sarebbe più oneroso acquistare dal mercato. In tale 
prospettiva, se il sistema delle relazioni economiche esterne (Mercato) non è adeguatamente efficiente, o non presenta fornitori 
affidabili, l’unica soluzione per fare impresa (o per sviluppare le dimensioni dell’impresa) è lo sviluppo interno (Gerarchia). I parametri 
principali per valutare se internalizzare una transazione, o meno, sono: a). frequenza di svolgimento; b). intensità del contenuto 
(valore/volume) e c) specificità del contenuto rispetto ai processi aziendali. Da tale specificità deriva la cd. Idiosincraticità (e.g. 
intolleranza degli investimenti rispetto ad altri utilizzi, o irreversibilità dell’investimento, sunk cost, in risorse sviluppate internamente). 
Una transazione si manifesta quando un bene o un servizio è trasferito attraverso un'interfaccia tecnologicamente separabile. Il problema 
è decidere quali transazioni tenere all'interno dell'organizzazione e per quali, invece, ricorrere ad altri operatori. Per 
l’internazionalizzazione si considerano: Costi di realizzazione interna (economie di scala, economie di scopo e economie di 
apprendimento) e Costi di coordinamento interno (direzione e controllo, sprechi ed errori). Mentre per l’esternalizzazione si 
considerano: Prezzi di acquisto o di vendita (costi di realizzazione esterni e potere contrattuale interlocutori) e Costi di transazione 
esterna (raccolta informazioni, negoziazione, difesa da comportamenti opportunistici e danni da comportamenti opportunistici). 
83 Vedi Coase R.H., The Problem of Social Cost, in Journal of Law & Economics 3 (1960). 
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lungo termine con i costi della loro negoziazione ed esecuzione. La teoria dei costi di transazione 
sostiene che le economie di libero mercato tendono verso un ottimale dei costi di transazione 
globale per far fronte agli elementi di incertezza, all'opportunismo da parte dei player e alla 
specificità delle attività. Ad esempio le imprese esternalizzano le attività ai mercati, quando il loro 
mantenimento, all'interno della società diventa troppo costoso rispetto ad acquistarle sui mercati. Al 
contrario, se i costi di gestione del rischio di mercato di interfacce diventano troppo onerosi, questi 
possono essere ridotti con l'integrazione orizzontale o gestendo l'interfaccia con contratti a lungo 
termine84. La specificità degli investimenti è alta per il gas: mentre il gas può essere sostituito da 
prodotti petroliferi in quasi tutte le sue applicazioni, ha una densità di energia molto inferiore 
rispetto a quelli del petrolio85 e di conseguenza, il trasporto e i costi specifici di stoccaggio sono 
molto più elevati rispetto al petrolio. Il differenziale di costo di trasporto fra posizioni diverse, così 
come le spese di stoccaggio per colmare l’arco di tempo tra l'offerta e l'utilizzo, possono essere 
fondamentali per il gas, favorendo i contratti di lungo termine. 
 
(ii) Le caratteristiche di una risorsa naturale (Teoria della Rendita di Ricardo) 
La produzione di petrolio e di gas, così come quella di altri combustibili fossili o, più in generale, 
di ogni altra produzione primaria, dipende dalla qualità del dato naturale del sito di produzione. Il 
sito di produzione di petrolio e di gas è dato dalla geologia che impone distanze specifiche per i 
mercati. Al contrario, non esiste nessuna differenza di costo per le merci prodotte: la loro 
produzione unisce fattori che possono essere acquistati su tutti i mercati, e il loro luogo di 
produzione può essere scelto liberamente86. Le differenze di costo date dalla qualità del sito di 
produzione e dalla sua posizione rispetto al posizionamento dei mercati da luogo a delle rendite 
differenziali, chiamate anche rendite ricardiane 87. I siti di produzione non sono solo di diverse 
                                                          
84 Williamson, O.E.(1985) The Economic Institutions of Capitalism: Firms, Markets, Relational Contracting, in “The Free Press”, NY, 1985.  
85 Di un fattore di 1000 a pressione normale e da un fattore di circa 10 quando sotto pressione fino a 100 bar. 
86  Differenze nei costi di produzione di manufatti sono dovute principalmente a differenze nella tecnologia e organizzazione della 
produzione. 
87 La teoria delle rendite dell’economista britannico David Ricardo si basa principalmente sull'esempio di agricoltura e di allevamento del 
bestiame, ma le sue intuizioni si applicano anche per il settore minerario. La teoria della rendita differenziale è una teoria economica di 
matrice classica circa le modalità di determinazione della rendita in un sistema economico, che dimostra come la rendita non entri a far 
parte in ultima analisi del prezzo reale di una merce. La rendita è, in senso ampio, la remunerazione che ricavano i titolari di fattori 
produttivi irriproducibili o ad offerta limitata e inferiore al fabbisogno, come la terra e altre risorse. Quando in un sistema economico 
cresce la domanda di un fattore e non può aumentare la quantità disponibile del fattore stesso, il prezzo di vendita (del fattore) sale 
oltre il suo costo di produzione. Ciò perché l'offerta del fattore è anelastica e la domanda del fattore medesimo è derivata dalla 
domanda dei beni finali. È il caso della terra rispetto alla domanda dei prodotti agricoli; è il caso anche del terreno che si trova nella 
zona centrale della città (la cui domanda è derivata da quella di case ed edifici) in quanto nessun altro terreno fuori di detta zona 
possiede tale caratteristica. Il fenomeno della rendita è stato rilevato prima rispetto ai terreni, poi rispetto alle altre risorse naturali e 
fattori produttivi. La teoria della rendita fondiaria, elaborata principalmente da Ricardo, e denominata anche rendita differenziale o 
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qualità, ma le loro diverse posizioni rispetto alle necessità del mercato innescano il meccanismo 
delle rendite differenziali pure. Un esempio è dato anche dalla differenza dei costi di trasporto del 
gas verso il mercato Nord-Europeo tra il campo di Groningen (a breve percorrenza: circa 100 km) 
rispetto al gas russo (a lungo raggio: 4.000-5.000 km), al gas norvegese (distanza media di 1000 km, 
ma offshore) o al GNL del Qatar. La rendita differenziale è soggetta allo sviluppo tecnologico, ad 
esempio, alla riduzione dei costi di produzione in mare, o alla riduzione dei costi di trasporto del 
gas88via pipeline. 
 
(iii)  La finitezza delle risorse (Teorema di Hotelling) 
Mentre l'esaurimento delle riserve accertate di petrolio e di gas può essere alimentato dalla 
trasformazione delle risorse aggiuntive in riserve attraverso ulteriori investimenti in esplorazione o 
nel miglioramento della produzione esistente, rimane il fatto che il petrolio e il gas sono risorse 
finite. Le opinioni divergono fortemente su, quando sarà raggiunto il picco di produzione del petrolio 
(curva di Hubbert). Il World Energy Outlook dell’EIA 2008 sembra indicare che le aggiunte alle 
riserve accertate di petrolio a livello mondiale dal 1980 sono scese a corto di compensazione per la 
produzione, a causa di un calo delle riserve nella ex Unione Sovietica e nel Medioriente89, dovuto più 
alle decisioni politiche. Per il prossimo futuro la finitezza delle risorse globali, non può ancora 
giocare un ruolo fondamentale; considerando le riserve su scala mondiale, sembra essere una 
questione di mobilitare investimenti per trasformare le risorse in riserva. Per un singolo paese la 
prospettiva è diversa e la finitezza delle risorse può essere importante per le sue decisioni: ad 
esempio, nonostante le numerose scoperte di piccole riserve nel Regno Unito, la sua produzione è in 
declino e gli sforzi per scoprire idrocarburi più ad ovest e nord-ovest della Scozia hanno finora dato 
risultati deludenti. 
Ci sono due approcci diversi per l'economia delle risorse limitate. L'approccio ricardiano che non 
sottolinea i limiti delle risorse, ma si concentra piuttosto sul riconoscimento che il loro sviluppo 
richiede una maggiore spesa in conto capitale ed un innovativo sviluppo tecnologico, e che la rendita 
di una risorsa risulta solo da differenze di costi tra la produzione di diversi siti. Questo approccio è 
spesso usato come giustificazione per un costo sistema basato sull’energy pricing. L'approccio 
ricardiano è in contrasto con l'approccio dell’economista statunitense Harold Hotelling, che ha 
assunto la finitezza di una determinata risorsa e ha studiato le conseguenze intertemporali di 
                                                                                                                                                                                                         
riccardiana, ricollega la rendita ad alcuni casi particolari, come la differente fertilità delle terre, l'azione della produttività decrescente 
di successive dosi di capitale e lavoro applicate alla terra, la diversa posizione dei terreni rispetto ai mercati. 
88 Riduzione dei costi di trasporto in gasdotto di condutture a pressione superiore, utilizzando acciaio di qualità superiore, o riduzione dei 
costi di trasporto dovuti GNL alle economie di scala degli impianti di liquefazione e metaniere. 
89 OECD/IEA (2008) World Energy Outlook 2008 (IEA, 2008). 
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ottimizzazione dello sviluppo delle risorse (il teorema di Hotelling) 90 ; inoltre fornisce la base 
concettuale di un sistema di fissazione dei prezzi di energia in base al valore di sostituzione. Tutto 
l'ulteriore sviluppo della teoria economica sulle risorse finite è basato sul teorema di Hotelling che 
sostiene che il percorso di impoverimento per una risorsa limitata sarà tale che la rendita annuale 
seguirà il tasso di interesse, e che il percorso del prezzo risultante sarà tale che un’alternativa sarà 
data da un sostituto economico, quando la risorsa finita si sarà impoverita (Hotelling, 1929).  
Il primo elemento può essere riconosciuto nel processo decisionale delle imprese circa gli 
investimenti e l'esaurimento di giacimenti petroliferi e di gas, che utilizzerà una sorta di analisi dei 
flussi di cassa attualizzati. La seconda parte dà luogo alla teoria di Hotelling, che descrive ciò che un 
proprietario di risorsa ottiene per l'esaurimento di una risorsa limitata e, viceversa, ciò che il 
consumatore paga al di là dei costi marginali di produzione. Tale canone è determinato da una 
concorrenza tra i consumatori per una quantità limitata. La fig.21 illustra la differenza tra la rendita 
ricardiana e di Hotelling. 
 
Fig. 21: Rendita della produzione di gas. Fonte: Energy Charter Secretariat, 2007. 
 
Le limitazioni di capacità possono essere temporanee e possono essere superate attraverso 
investimenti per eliminare le strozzature; inoltre le limitazioni nel lungo periodo di uscita possono 
                                                          
90   Come nella maggior parte dei modelli economici, il mondo reale viene modellizzato per mezzo di un mondo virtuale in cui un certo 
numero di operatori, gli “agenti”, che agiscono sul mercato con l’obbiettivo di ottimizzare i loro profitti o la propria “funzione utilità”. 
Normalmente si suppone che gli agenti abbiano una “conoscenza perfetta” di tutti i fattori del mercato. Nello specifico del modello di 
Hotelling, si suppone che gli agenti conoscano esattamente l’ammontare delle risorse, che sono in quantità finita e non riciclabili. Si 
presuppone anche che chi estrae abbia il completo controllo sia del mercato come della risorsa e che cerchi di massimizzare il profitto 
agendo sui prezzi di vendita. Per finire, si suppone anche che il costo di estrazione sia zero. La teoria di Hotelling parte dalla 
considerazione che chi estrae la risorsa lo farà tenendo conto che una risorsa estratta oggi può fornire un certo reddito correlato al 
tasso di sconto dell’economia. La stessa risorsa estratta più tardi fornirà un reddito minore. Per questo motivo, per mantenere costanti 
i profitti sarà necessario aumentare progressivamente i prezzi. L’aumento dei prezzi avrà come conseguenza una riduzione della 
domanda e quindi della produzione. Si suppone che il produttore agisca in modo tale da esaurire completamente la risorsa stessa 
esattamente al momento in cui sarà più economico passare a un’altro tipo di risorsa. Quest’ultima viene detta “risorsa backstop”, che 
potremmo tradurre “risorsa tappo”. 
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essere dovute alle decisioni da parte del proprietario delle risorse sulla via di esaurimento delle 
stesse. Ciò presuppone una certa concentrazione delle risorse nelle mani di pochi operatori, che 
possono agire efficacemente come un oligopolio91.  
 
(iv) Società produttrici e Proprietari delle Risorse (Teoria dell’Agente principale) 
Siccome il diritto sulle risorse naturali di solito è esercitato dallo Stato, lo sfruttamento delle 
risorse naturali dipende da due attori, dal proprietario delle risorse (lo Stato) e dalla società 
produttrice; essi hanno diversi interessi economici il cui relativo potere negoziale può mutare nel 
corso della durata del progetto. Considerando che, all'inizio, le aziende produttrici, che sono 
invitate a fornire il capitale di rischio, hanno un aiuto più forte, successivamente la situazione 
cambia in quanto aumenta la conoscenza di una probabile cauzione e l'investimento progredisce. Il 
metro del successo economico è diverso per i due attori, i governi hanno di solito una percentuale 
più bassa in un arco temporale breve rispetto alle imprese con un orizzonte temporale più lungo. I 
governi devono rendere conto per le generazioni future; le imprese private devono soddisfare gli 
azionisti di oggi. Ciò può tradursi in atteggiamenti diversi nei confronti dello sfruttamento delle 
risorse: le compagnie petrolifere possono tendere verso un percorso più rapido di esaurimento 
rispetto ai governi, tanto più se le imprese temono i cambiamenti politici in regole che guidano la 
loro attività. La suddivisione necessaria dei premi di rischio deve essere gestita tra il proprietario 
delle risorse e il produttore. 
Questi aspetti sono affrontati dalla teoria dell’agente principale; Kirsten Bindemann (1999) 
elabora l'applicazione della teoria al petrolio e al gas e la illustra come analisi di un agreement su 
una produzione conosciuta92. Il principale agente occupa la teoria con la consapevolezza di proprietà 
da parte dell'agente (la società produttrice), sulla tecnologia, e quindi sulla risorsa, sulla 
condivisione del rischio di investimento (ma anche sui rischi della gestione), sul rischio di mercato, e 
sull'andamento dei prezzi, e sulla condivisione del premio, cioè il reddito. Storicamente, ci sono 
state diverse forme di rapporto contrattuale tra paesi produttori di petrolio e compagnie petrolifere: 
concessioni, affitti, accordi di condivisione della produzione, del rischio di servizio, contratti di 
servizio puro, joint venture e altri agreements. Gli affitti sono condivisi, attraverso royalties, 
tassazione e partecipazione da parte dei paesi, attraverso il denaro versato da parte delle imprese.  
                                                          
91  In tale contesto, è importante ricordare l'alta concentrazione delle risorse di idrocarburi a livello mondiale. Una dozzina di paesi 
gestiscono circa i due terzi di riserve mondiali di gas e petrolio (Stati del Golfo, insieme alla Russia, Venezuela e C). 
92 Bindemann, K. (1999) Production-Sharing Agreement: an Economica Analysis, WPM 25, in Oxford Institute for Energy Studies, October 
1999. 
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Oggi, sembra che l'esplorazione e la capacità di produzione siano offerti su base competitiva, e, 
di conseguenza, i paesi che offrono interessanti aree di prospettive possono essere in grado di 
attrarre le aziende più competenti che forniranno il servizio di esplorazione e produzione delle 
risorse di un paese contro un rischio corretto senza scopo di lucro. Alcuni paesi produttori (la maggior 
parte dei paesi OPEC) hanno organizzato l'attività di esplorazione di petrolio e gas e la produzione 
esclusivamente dai propri agenti, società nazionali, che assumono società di servizi per il lavoro di 
esplorazione geofisica o consulenti per la modellizzazione dei serbatoi. Le aziende produttrici hanno 
sempre più carattere di aziende tecnologiche che forniscono un servizio al proprietario delle risorse. 
Dietro ogni produttore che fornisce una risorsa naturale al mercato vi è il proprietario delle risorse 
che prende la decisione principale sia del volume che della velocità di sviluppo delle risorse. Per 
spiegare i fondamentali del petrolio e del gas, è necessario esaminare non solo gli incentivi per i 
potenziali investitori, ma anche, in particolare, gli incentivi per il proprietario di risorse a sviluppare 
le proprie risorse per l'esportazione. 
I governi che possiedono una determinata risorsa di un paese avranno l’obbligo di valorizzarla e 
di ridurre le limitate risorse a beneficio della popolazione. La tariffazione per le risorse naturali 
utilizzate per il consumo domestico dovrà avere un aspetto relativamente neutrale finché i costi 
(comprensivi di interessi adeguati sul capitale impiegato) saranno coperti, anche se i prezzi a basso 
consumo energetico possono promuovere l'uso efficiente dell'energia. Una tale politica dei prezzi è 
spesso giustificata da parte dei governi sulla base di argomenti di carattere sociale. Anche i paesi 
dipendenti dalle importazioni dedicano la loro produzione domestica alla fornitura di specifici 
segmenti di mercato in modo da sovvenzionare questi segmenti in natura stessa anziché in denaro. 
Tuttavia, quando riducono lo strato di risorse limitate per le esportazioni, i governi cercano di 
massimizzare il canone complessivo di risorse spettante al paese importatore. Questo diritto è 
confermato dall'art. 18 del trattato CE che porta ad un approccio che cerca di vendere idrocarburi ad 
un prezzo più vicino a quello che i consumatori saranno disposti a pagare, ovvero al prezzo in un 
mercato liquido. Una decisione di un produttore di rimanere al di sotto del prezzo che può essere 
raggiunto in un mercato specifico, significa trasferire parte del canone di locazione delle risorse per 
il consumatore. Ci sono motivazioni commerciali per tale comportamento, come l’obiettivo di una 
quota di mercato o la necessità di garantire una rapida penetrazione di mercato. In altri casi, tali 
accordi sono stati e continuano ad essere fatti per motivi di policy. 
I governi prenderanno in considerazione anche una politica di limitare la produzione, o il volume 
delle esportazioni che possono influenzare l'offerta complessiva e di equilibrio tra domanda e quindi 
il prezzo che ne derivano. Questo è vero per i membri dell'OPEC, ma anche per molti esportatori di 
gas. Poiché il commercio internazionale di gas è di solito associato all’utilizzo di lungo periodo di 
infrastrutture fisse, i paesi esportatori di gas devono prendere una decisione deliberata su quali paesi 
e che segmenti dei loro mercati di esportazione vogliono servire. I paesi esportatori di gas si 
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concentreranno sui paesi con mercati interessanti sia in termini di volume che di prezzo assicurando 
che il gas meno costoso non sarà riesportato (clausole di destinazione 93), o comunque sarà da 
esportare ad uno stesso prezzo di netback. I paesi esportatori di gas tenderanno a concentrarsi sui 
segmenti premium del paese d'importazione e, in caso di esportazione verso tali segmenti, tentare di 
isolarli per evitare un deterioramento del loro prezzo medio d’esportazione. 
 
(v) Domanda inelastica combinata con le restrizioni dell’offerta  
Il petrolio ha la più alta densità di energia di tutte le energie primarie, con un basso impatto 
ambientale; è facile da stoccare, trasportare, e da utilizzare, anche in piccoli quantitativi, e finora 
ha dimostrato un grande vantaggio sia per il settore dell’automotive che per le applicazioni in siti 
sparsi e remoti. A causa del suo stato gassoso, il gas è ancora più facile da gestire in processi di 
combustione, ma a causa della sua bassa densità di energia, richiede sia un’infrastruttura fissa e 
dedicata che un tasso elevato per un consumo minimo, al fine di ridurre i costi specifici grazie alle 
economie di scala. L'energia, ed in particolare il petrolio, è un bene essenziale per la produzione e 
per la qualità della vita delle società industrializzate. L'uso di energia richiede alcuni dispositivi, 
come le centrali elettriche, macchine o sistemi di riscaldamento, che rappresentano il capitale fisso 
di lungo periodo, anche per gli utenti privati, aggiungendo nel breve periodo, l’elasticità della 
domanda di energia. Il petrolio ed il gas sono gli obiettivi perfetti per il fisco; secondo Ramsey, le 
tasse sulle commodities dovrebbero essere ribaltate sulle merci con una domanda anelastica94. 
La domanda è una funzione di molti fattori. In aggiunta ai prezzi, che hanno a che fare con il 
livello di reddito, vi sono: gli sviluppi tecnologici, le normative e le preferenze individuali. La 
domanda di breve periodo del petrolio e del gas è molto anelastica al di sotto di una certa quantità, 
siccome il petrolio ed il gas sono risorse fondamentali per le attività umane economiche e sociali. La 
curva di domanda diventa anelastica con l’aumento della quantità. La curva di domanda di lungo 
periodo, è invece più elastica della curva di domanda di breve periodo; è necessario un arco 
temporale di pochi anni per cercare di adeguare i comportamenti di consumo di petrolio e di gas in 
risposta a prezzi più elevati. Esiste un legame stretto tra crescita economica e domanda di energia. 
Il petrolio e la domanda di gas della curva si sposta verso l'esterno al crescere dell'economia. La 
tecnologia è un fattore importante per la funzione della domanda. La tecnologia di sostituzione del 
combustibile rende la curva di domanda più elastica. La reazione ai cambiamenti di prezzo è 
difficile da valutare e stabilire perché le parti dei costi complessivi dei servizi energetici sono fissati 
da una decisione circa il dispositivo di utilizzo dell'energia, come ad esempio una macchina o un 
                                                          
93 Strumenti contrattuali per prevenire tale ri-esportazione. 
94 Ramsey, F. (1927) A contribution to the Theroy of Taxation, 37 Econ JI 145. 
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sistema di riscaldamento o un processo di produzione. Rispetto ai costi di modificare tale dispositivo 
è più facile accettare un prezzo più elevato. D'altra parte, ci sono anche dei limiti di reazione al 
calo dei prezzi: anche se il riscaldamento di energia diventa molto a buon mercato, nessuno avrebbe 
la necessità di utilizzarlo in estate. 
Un aspetto importante della curva di offerta di petrolio e di gas è l'esistenza di vincoli di 
capacità. La curva è elastica sotto a tale vincolo di capacità, ma diventa inelastica drasticamente, 
quando tale quantità si avvicina al vincolo, ed è quasi verticale al limite di tale capacità. La curva di 
offerta del petrolio e del gas è molto diversa da una presente in un mercato perfettamente 
concorrenziale, che si presenta come orizzontale. Questo dipende dall'elasticità sia della curva 
dell'offerta che dalla curva della domanda ad un livello di prezzo di equilibrio. Se una di esse è 
basso, allora gli impatti delle variazioni dei volumi di produzione per il reddito da locazione di un 
produttore sono più o meno proporzionali all’effetto volume. Tuttavia, se entrambe le curve di 
offerta e di domanda sono anelastiche, l'effetto di un aumento del volume della locazione può 
essere facilmente superato dall'impatto della variazione del prezzo. Il tipico caso di una curva di 
offerta anelastica è dato dal vincolo della capacità, o della produzione o di una qualsiasi parte della 
catena del valore di entrata del prodotto sul mercato. Tale vincolo può comportare nei casi in cui la 
domanda e la curva di offerta si incontrano ad un determinato livello di produzione al di là dei 
vincoli di capacità, in modo che il prezzo sia determinato dall’intersezione della curva di domanda e 
il limite di capacità, e in questo modo una parte del canone di locazione passa dal consumatore al 
produttore in aggiunta alla rendita differenziale. Tali limitazioni possono essere frutto del risultato 
di varie parti della catena non adeguate ai segnali di prezzo nel tempo ad aumentare la capacità, 
ma anche a causa delle restrizioni regolamentari. Spesso possono derivare da azioni di oligopolio o 
parallela o coordinate da alcuni grandi produttori. 
Ciò solleva la questione sugli effetti dei prezzi di una domanda anelastica combinata con un’alta 
concentrazione da parte dei produttori. L'impatto è indicata con la formula di Cournot e Nash95: 
(Prezzo – Costo Marginale) / Prezzo = HHI / ε 
HHI = Indice di Hirschmann-Herfindahl 
ε = elasticità del prezzo della domanda 
La formula indica che il differenziale di prezzo per i costi marginali dipende dalla 
concentrazione del mercato espressa dall’HHI ed è inversamente proporzionale all’elasticità della 
domanda. Un'alta concentrazione del mercato ha uno scarso effetto sul prezzo fino a quando la 
domanda è elastica, e, viceversa, la domanda anelastica ha uno scarso effetto sui prezzi in un 
                                                          
95 Nash, J. (1951) Non-cooperative Games, 286-295 Annals of Mathematics, vol. 54, no. 2, September 1951. 
 119 
mercato con bassa concentrazione. Ma i consumatori possono dover pagare degli extra elevati al di 
là dei costi di produzione in mercati ad alta concentrazione di produttori e la domanda sarà 
fortemente anelastica, così come è tipico dei mercati dell'energia. I decisori politici possono cercare 
di ridurre la concentrazione da parte dei produttori, che è difficile, quando i produttori sono degli 
Stati sovrani, che gestiscono una gran parte delle risorse a livello mondiale. Lo sviluppo di energie 
alternative, ad esempio, come i biocarburanti, sarà inaugurato ad un certo livello di prezzo e nel 
lungo periodo potrà avere l'effetto di aumentare la base di approvvigionamento di combustibili 
liquidi, diminuendo la concentrazione sul versante della produzione. L’elasticità della domanda può 
essere aumentata mediante la promozione del risparmio energetico, muovendo l'intersezione della 
curva di domanda con la curva di offerta maggiormente nella parte elastica della curva di domanda 
promuovendone la sostituzione. Questo tentativo rimane tuttavia una sfida per la curva di domanda 
globale di energia che si muove assolutamente in linea con la crescita economica. 
 
(vi) Imperfezioni del Mercato / Esternalità 
Quando i meccanismi di mercato non riescono ad allocare in modo corretto le risorse, siamo in 
presenza di imperfezioni o fallimenti del mercato96. Le imperfezioni di mercato si verificano per:  
 la concorrenza imperfetta derivante dal monopolio; 
 la distorsione dei prezzi causata dalla mancanza di informazioni; 
 l’esistenza di fattori esterni; 
 la non rivalità e non escludibilità di beni pubblici in cui istituzioni non di mercato sono più 
efficienti rispetto alle imprese private.  
I mercati dell'energia sono spesso caratterizzati da: 
 la concorrenza imperfetta; 
 l’esistenza di esternalità; 
 la presenza di beni pubblici.  
La distorsione dei prezzi causata dalla mancanza di informazioni è sempre più esclusa dallo 
sviluppo di un mercato liquido e trasparente da parte dei governi. Seguendo le leggi della fisica, 
l'energia non può essere riciclata (al contrario delle risorse minerarie) e la combustione delle risorse 
produce CO2, con il conseguente effetto serra. La sicurezza degli approvvigionamenti di energia, in 
particolare per il gas, ha il carattere di un bene pubblico. L’internalizzazione delle esternalità è 
                                                          
96 Il fallimento non significa un collasso economico o una ripartizione del mercato. Il termine è normalmente applicato a situazioni in cui   
l'inefficienza è particolarmente drammatica. 
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affrontata con le tasse di Pigou, che cercano di valutare le esternalità negative caricandole come 
tassa sugli attori. Le imposte pigouviane sono state criticate da Coase97 come in contrasto con un 
sistema di diritti negoziabili, che producono ottimi risultati in assenza di costi di transazione98. 
 
3.1.3.2 Meccanismi di formazione dei prezzi: aspetti storici 
La produzione di petrolio ha una durata di vita limitata, la sua produzione nel corso del tempo 
può essere illustrata dalla cosiddetta curva di Hubbert (vedi paragrafo 3.3.1), una distribuzione a 
campana, inizialmente proposta dal M. King Hubbert nel 1949 in relazione alla produzione di petrolio 
degli Stati Uniti sulla base di metodi statistici99. Molti cercano di utilizzare la curva di Hubbert, al 
fine di prevedere la fine dell'era del petrolio in corso. Tuttavia, su una base globale, il picco della 
curva in realtà si è spostato in alto a destra, poiché le attività di esplorazione e le nuove tecnologie 
hanno ampliato la base delle risorse e delle riserve accertate. Tale teoria è applicata largamente 
anche al settore del gas naturale. 
Per il petrolio e il gas è stato suggerito che i diversi segmenti della curva possano essere 
correlati con diverse fasi di sviluppo del mercato, e che ci sia una tendenza intrinseca dei due 
mercati a muoversi verso organizzazioni più competitive, attraverso strutture contrattuali e 
meccanismi di tariffazione corrispondenti alle particolari fasi di sviluppo del mercato. Questo 
potrebbe derivare dalla tendenza, sia per il petrolio che per il gas, di avviare la produzione dai 
giacimenti di grandi dimensioni e di produrne dei piccoli giacimenti in seguito, aumentando così il 
numero dei giocatori e delle transazioni. La curva di Hubbert potrebbe essere utilizzata come 
strumento per identificare la fase di sviluppo delle strutture istituzionali all'interno dei mercati 
dell'energia. La curva per il gas è simile a quella del petrolio in una fase precedente, in quanto la 
domanda di gas e la produzione si sono sviluppate alcuni decenni dopo rispetto al petrolio. I 
principali fattori a sostegno di tale approccio sono dati dalla simile distribuzione di dimensione dei 
campi di petrolio e gas e dalle loro comuni caratteristiche della produzione. Ciò può suggerire che lo 
sviluppo delle strutture del mercato gas può seguire quello del petrolio, ma con ritardo. Lo sviluppo 
dei mercati del gas e dei relativi strumenti di transazione e meccanismi di fissazione dei prezzi 
possono anche essere visti come legati alla curva di Hubbert, ma il gas ha un accumulo di ritardo 
rispetto al petrolio. Il suo utilizzo inizialmente è stato limitato a causa di un ritardo nella costruzione 
di infrastrutture di commercializzazione del gas. Il gas ha bisogno di una infrastruttura fissa e di 
conseguenza il suo costo varia da regione in regione. 
                                                          
97 Attraverso il teorema di Coase. 
98 Questa è la base teorica per lo scambio di diritti di emissione. 
99 Hubbert, M. K. (1949) Energy from fossile fuels, vol. 109, pp. 103-109. 
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L'industria del gas del Nord America è stata la prima a sviluppare, per la vendita ad hoc, i 
contratti a lungo termine. Nel 1980 i mercati del Nord America del gas sono stati i primi ad essere 
organizzati come luoghi di mercato del gas liquido; una struttura simile di mercato è poi emersa 
anche nel Regno Unito. Significativamente, lo sviluppo in entrambe le regioni si è basato sulla 
produzione nazionale di gas, e che è caratterizzato da una moltitudine di giacimenti dalle medie alle 
piccole dimensioni. Le strutture nelle altre regioni continuano ad essere caratterizzate da contratti 
di importazione a lungo termine e da super-giganti di giacimenti del gas. 
 
3.1.4 I mercati del gas liberalizzati 
Energia non è solo petrolio. In tempi di caro-greggio, l’attenzione di analisi e utilizzatori si 
sposta su fonti energetiche alternative alla ricerca di risparmi nei costi di approvvigionamento. Il gas 
naturale è tra le alternative più importanti e presenta vantaggi potenziali in termini di prezzi, di 
efficienza tecnica e di emissioni. Questi vantaggi non riescono, tuttavia, a esplicarsi nella loro 
interezza, a causa delle caratteristiche istituzionali del mercato globale di questa commodity. Il 
comportamento del “non-mercato” del gas sembra essere lontano dall’ideale meccanismo 
concorrenziale, soprattutto nell’Europa Continentale; la forte deregolamentazione e liberalizzazione 
nord americana ed inglese hanno delineato un mercato più efficiente, nella fissazione del prezzo e 
nella soddisfazione della crescente domanda di mercato, grazie anche alla tecnologia di liquefazione 
largamente diffusa in questi paesi, che rappresenta una soluzione pro-concorrenziale (ISAE, 2005). 
Negli ultimi vent’anni mentre il mercato del petrolio si è sviluppato in un global commodity 
market, di contrasto, il mercato del gas naturale è maturato come liquid commodity market in Nord 
America e Gran Bretagna 100 , mentre nel resto dell’UE e nelle regioni del Pacifico, lo sviluppo 
dell’industria del gas si è basata su gas importato (via pipeline o GNL) attraverso contratti di lungo 
termine. Possiamo ipotizzare alcune domande fondamentali: (i) un aumento considerevole 
dell’utilizzo del GNL potrebbe portare all’affermarsi del gas come commodity market? (ii) come 
incidono le differenze fisiche ed infrastrutturali dei mercati sui meccanismi di formazione del 
pricing? (iii) quali sono i benefici dei liquid commodity markets e dei contratti di lungo termine, e 
quale può essere un mix ottimale?  
Il meccanismo di pricing (come i prezzi sono determinati) deve essere distinto dalle sottostanti 
forze di mercato (cosa determina i prezzi) (vedi paragrafo 3.2). Mentre un mercato liquido garantirà 
trasparenza sulla formazione del prezzo, condizione fondamentale per la competizione, allo stesso 
tempo non è detto che questo creerà forze competitive che condurranno all’abbattimento dei prezzi 
                                                          
100 In entrambi i casi basato su risorse domestiche. 
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(fig. 22). Possibili diversità nei meccanismi di prezzo tra petrolio e gas potrebbero essere date dalle 
caratteristiche della catena del valore del gas naturale e dalle seguenti ipotesi: 
a) l’esistenza di differenti proprietà fisiche notabili nelle differenze di costo di infrastrutture 
di trasporto e stoccaggio101; 
b) la permanenza di differenze dei mercati regionali attribuibili alle differenze geologiche e 
nelle dotazioni di risorse, che determinano implicazioni per la dipendenza da 
importazioni, per la struttura di mercato e per la regolamentazione ed il pricing102; 
c) la persistenza del fatto che i prezzi del gas naturale nei mercati liquidi continuano a 
seguire la tendenza dei prezzi dei carburanti alternativi103; 
d) ci sono differenti meccanismi di prezzo associati ai mercati liquidi con contratti di lungo 
periodo ed integrazioni verticali (ad es. nella catena del GNL). Cambiamenti nelle 
tecnologie, nelle strutture di mercato ed infine nelle condizioni di regolazione potrebbero 
incidere sul bilanciamento tra questi meccanismi in una determinata regione o mercato104. 
 
Fig. 22: La catena del valore del gas naturale. Fonte: Energy Charter Secretariat, 2007. 
 
     In Nord America e in Gran Bretagna il movimento verso un meccanismo di prezzo di tipo 
commodity market (fig. 23) è avanzato nel settore del gas naturale, dove si sono sviluppati entrambi 
i mercati sia spot che futures. Il GNL ha iniziato ad essere commercializzato su base spot, anche se i 
contratti di lungo termine sono ancora dominanti. Per estendere tale meccanismo di pricing agli altri 
paesi europei, si pone il problema delle differenze fisiche, tecniche ed economiche che comportano 
                                                          
101 Differenze nella localizzazione, tempo di produzione e consumo sono maggiormente importanti per l’industria del gas naturale.  
102 Le principali cause per la varietà regionale nel meccanismo di pricing del gas naturale sono spiegate attraverso: (1) dipendenza dalle 
importazioni, (2) grandezza del lato offerta, (3) composizione ed elasticità di prezzo lato domanda, (4) implicazioni dei punti (1) e (3) 
per la regolazione downstream ed upstream.   
103 L’utilizzo del gas in mercati liquidi rimane soggetto alla competizione tra i contratti di breve e lungo termine con risorse alternative, 
formando dei massimi di prezzo che non possono formare un mercato di compensazione di prezzi bassi per i prodotti sostitutivi. 
104 I cambiamenti tecnologici, che comporterebbero principalmente riduzioni di costo per il GNL, le nuove condizioni di mercato, come il 
successo del CCGTs (combined-cycle gas turbine), ed infine la regolazione, si riflettono in un nuovo bilanciamento tra i meccanismi di 
prezzo in mercati liquidi e contratti di lungo periodo o integrazioni verticali.   
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un ritardo dell’applicazione, e potrebbero portare ad una restrizione dell’applicazione, modificando 
la relazione stessa tra meccanismi di prezzo di commodity e quelli tradizionali di lungo termine.  
 
Fig. 23: Il gas come global commodity? Confronto nei mercati liberalizzati.                                                        
Fonte: Energy Charter Secretariat, 2007. 
 
Il caso del Nord America 
     Nello specifico in Nord America la liberalizzazione dei controlli di prezzo105 e l’introduzione del 
sistema third-party access (TPA) hanno rimosso gli ostacoli del nuovo marketing del gas. L’industria 
ha sviluppato nuovi hub 106  in cui la risorsa viene commercializzata come commodity. Il più 
importante è l’Henry Hub situato in Louisiana, che costituisce la base sia per lo spot che per il 
futures trading sul New York Mercantile Exchange (NYMEX). Il volume crescente di importazioni di 
GNL in USA avvengono prevalentemente su base spot o self-contracting, con prezzi riferiti all’Henry 
Hub. Anche se una quota significante di gas continua ad essere importata attraverso contratti di 
lungo periodo, l’ancoraggio dei prezzi del gas a tali contratti ha perso di significatività, mentre lo 
sviluppo degli stessi all’Henry Hub segue ancora il trend dei prezzi del petrolio. Tale ristrutturazione 
ha comportato estrema liquidità e trasparenza del mercato sia per il gas considerato come 
commodity, che per il trasporto che lo muove nel mercato. Le differenze tra le quotazioni dell’Henry 
Hub e degli altri hubs sono chiamate basis differentials, e tendono a riflettere i costi di trasporto di 
                                                          
105 Il meccanismo di controllo dei prezzi del gas naturale in Nord America trae origine da una decisione della Corte Suprema nel 1954, che 
cercò di ridurre la scarsità dell’offerta negli anni  a causa di una mancanza di incentivazione  nello sviluppo di terminal di GNL. Tale 
meccanismo fu da un Congress Act del 1978. Anche il Canada, che non poté scappare dalle distorsioni di prezzo create del sistema 
americano, istituì il proprio controllo del pricing negli anni ’70 e seguì la successiva liberalizzazione americana nel 1985.  
106 Il concetto di hub nasce in USA, in riferimento a uno dei punti delle varie reti di trasporto in cui uno shipper o un trader potesse trovare 
vari servizi, tra cui: a) Wheeling (spostamento su varie pipeline); b) Parking (consegna ad una controparte per ritiro successivo); c) 
Loaning (ritiro da una controparte); d) Storage (diritto a consegnare/ritirare gas); e) Title Transfer. Un hub può essere il trading point 
dei mercati forward o futures106. In Europa, sono simili Zeebrugge Hub e Baumgarten Hub. Differenti sono NBP, TTF, PSV e PEG.  
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collegamento all’Henry Hub. Tali hub sono importanti perché tendono ad essere il focus delle 
importazioni di GNL premium price. Nei mercati Nord Americani, sia la commodity che la capacità di 
trasporto sono commerciati liberamente. Anche se il sistema è flessibile, la maggior parte delle 
transazioni avviene alla fine del mese durante la “bid week” dove gli shippers ottengono l’offerta di 
spedire sopra alle capacità, rendendo il mercato per un breve periodo estremamente volatile. 
Quando vengono richiesti investimenti per nuove capacità, gli sponsors dei progetti coinvolgono 
potenziali shippers che sono preparati ad assumere obbligazioni per coprire i costi della domanda, 
necessari per sopperire ai costi fissi dell’investimento. Tali costi vengono coperti grazie alla formula 
delle obbligazioni contrattuali ship or pay107 sia per il trasporto che per la commodity. 
Seguendo l’approccio teorico del pricing delle commodity, l’offerta cresce con l’incremento del 
livello dei prezzi, mentre la domanda diminuisce (Vahid, 1993). Il prezzo di mercato verrà dato 
dall’incrocio del prezzo della domanda ed il prezzo dell’offerta (fig.24), ma il mercato del gas è più 
complesso, specialmente perché l’elasticità varia sia per le differenti sezioni di mercato che per la 
competizione inter-fuel. L’offerta di breve periodo è anelastica. In presenza di surplus, la domanda 
è anelastica, perché i consumatori che desiderano utilizzare il gas possono farlo. Il risultato è che ci 
sono prezzi bassi, senza influenza derivante dall’andamento dei prezzi del petrolio (fig.25). 
 
Fig. 24: Comportamenti di domanda, offerta e determinazione prezzo di una commodity. 
 Fonte: Jensen 2004 
 
                                                          
107 Clausola dei contratti di acquisto del gas naturale, in base alla quale l'acquirente è obbligato a pagare al prezzo contrattuale o ad una 
frazione di questo la quantità minima di gas prevista dal contratto, anche se non ritirata, avendo la facoltà di prelevare negli anni 
contrattuali successivi il gas pagato ma non ritirato ad un prezzo eguale alla frazione residua del prezzo contrattuale. 
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Fig. 25: Curva di breve termine sull’interazione domanda/offerta: gas to gas competition. 
 Fonte: Jensen, 2004. 
 
Ma che cosa succede ai prezzi, quando ci sono restrizioni del mercato (fig.26)? Esiste una 
competizione per l’offerta di breve periodo che fa aumentare rapidamente i prezzi a un plateau che 
si basa sui livelli di prezzo del petrolio come combustibile (condizione 1 nella figura). E se il mercato 
è abbastanza limitato, la capacità residua di sostituzione dell’olio combustibile è esaurita ed i prezzi 
si muovono verso un altro plateau che segue il prezzo del petrolio come distillato (condizione 2 nella 
figura). Questa era la condizione di mercato che ha prevalso nel corso del periodo di shock del 
prezzo del gas dell'inverno 2000/2001 e che anche riconducibile al caso di studio del capitolo quinto. 
 
Fig. 26: Curva di breve termine sull’interazione domanda/offerta: due mercati con l’oil-to-gas 
competition. Fonte: Jensen, 2003. 
 
Il mercato fisico in Nord America è molto volatile, ma i partecipanti al mercato si avvalgono di 
strumenti derivati per gestire il rischio del prezzo. Il NYMEX offre contratti a termine per 72 mesi nel 
futuro, ma la liquidità del contratto si deteriora più rapidamente per i contratti a lungo termine che 
definiscono delle date. Sono possibili contratti ancora più a lungo termine utilizzando degli swaps 
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overt the counter, ma ancora una volta la liquidità può essere un problema. I prezzi spot del gas 
naturale e quelli futures mensili possono essere molto volatili ed influenzati dalla stagionalità. Uno 
dei mezzi per ottenere una misura più stabile dei prezzi del gas è quello di utilizzare la serie dei 
prezzi strip del NYMEX. Questa media dei prossimi 12 mesi dei contratti futures, elimina il carattere 
di stagionalità della serie dei prezzi spot. Mentre i prezzi strip e spot seguono traiettorie similari, i 
primi eliminano anche la maggior parte dei picchi di breve periodo estremamente alti o bassi.  
Le differenze di base del mercato relazionano il prezzo degli hub a quello dell’Henry Hub. Come 
è evidente dalla fig. 27, vi è una variazione relativamente piccola tra il prezzo di Chicago e quello 
dell’Henry Hub. Il fatto che Henry Hub non sia il punto neutrale del sistema dei prezzi è confermato 
dal fatto che i picchi di New York tendono a coincidere con la curva negativa e la flessione dei prezzi 
della California. Il freddo della East Coast e le cattive condizioni meteorologiche, non solo incidono 
sull’aumento dei prezzi del relativo hub, ma anche su quello dei prezzi della Louisiana. Il 
differenziale negativo è rafforzare i prezzi dell’Henry Hub, piuttosto che indebolire quelli della 
California. 
 
Fig. 27: La curva dell’andamento dei prezzi all’Henry Hub dal 1991 (basati sugli stripe prices del NYMEX).  
Fonte: Jensen, 2003. 
 
Il caso della Gran Bretagna 
La GB offre molte similarità con il sistema Nord americano, ma anche alcune importanti 
differenze (Artur D. Little, 2004). L’industria del gas britannico fu costruita sul mercato domestico, 
tuttavia non sviluppò meccanismi di controllo dei prezzi, ma istituì la British Gas (BG) che ebbe sia il 
monopolio di vendita di gas in UK, che il monopsonio108 nell’acquistare gas dall’UK Continental Shelf 
                                                          
108 Deriva dal greco µονος monos (solo) e ψωνία opsonia (acquisto). Sebbene la pratica di monopsonista sia raramente riscontrabile 
nella sua forma pura, non è raro osservarla in talune situazioni localizzate. In alcune aree, una grande azienda industriale può creare 
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(UKCS). Nel 1986 ci fu la liberalizzazione dell’industria con la privatizzazione della BG con la 
creazione di un’autorità di regolazione, l’introduzione del TPA ed infine attraverso l’imposizione di 
una restrizione di vendita alla BG del 90% della produzione. Il regime del TPA fu organizzato 
attraverso un sistema di entry-exit basato su un unico trading point, il National Balancing Point 
(NBP)109. Anche in questo caso il gas è considerato come una commodity. Esportazioni dalla GB all’UE 
continentale hanno dato il via alla creazione di un Interconnector linking o pipeline110 culminata con 
la BG Demerger111, trasformando lo short term trading del Nord-Est Europa e creando il primo 
network europeo. L’apertura di mercato così come richiesta dalle direttive EU112 ha portato alla 
costruzione di numerosi hub coincidenti con dei specifici trading point (fig. 2); il più importante è 
quello di Zeebrugge113 in Olanda e più recentemente il TTF114. Altri hub come Baumgarten, Emden o 
Zelzate sono principalmente di interesse logistico, e non commerciale in modo da servire come 
trading points. L’Interconnector ha facilitato lo sviluppo di Zebrugge con una struttura influenzata 
dal NBP (fig. 28). Da un punto di vista strutturale, tale hub incontra tutti i requisiti fisici per 
costituire un hub importante: la confluenza di un numero sempre maggiore di pipelines di 
distribuzione, accesso allo stoccaggio e numero congruo di buyer e venditori che generano liquidità. 
Inoltre, gli agreement commerciali e operativi hanno condotto al suo progresso di trading point 
particolarmente liquido: la maggior parte delle linee connesse a questo hub offrono il TPA agli 
operatori coinvolti, un master contract è utilizzato per standardizzare il prodotto, esiste inoltre un 
                                                                                                                                                                                                         
un distretto di piccole aziende che la forniscono di componenti, ma che hanno per definizione un unico e solo acquirente. In tale forma 
si ricreano le condizioni di monopsonio. Il monopsonista origina una situazione speculare a quella del monopolista. In primis può 
decidere se e in quali quantità acquistare il prodotto o servizio di cui è l’unico acquirente. Una volta fissata la quantità, fissa il prezzo 
in modo da massimizzare la propria funzione di profitto, originando una materializzazione di prezzi diversa da quella che si 
verificherebbe in condizioni di concorrenza perfetta. 
109 Lancio dell’on-system market, ovvero sistema di bilanciamento o di fatto un mercato spot con delivery point al NBP. Domanda e offerta 
si incontrano individualmente. BG tiene traccia delle transazioni effettuate e fornisce i servizi di trasporto. È staccato dal sistema di 
mercato, infatti BG non partecipa al mercato direttamente ma solo attraverso la controllata Centrica. I prezzi del bilanciamento sono 
determinati dal così detto “Flexibility Mechanism” gestito da BG (sistema ad asta uniforme). Il costo dello sbilancio è sopportato dagli 
operatori che hanno causato lo sbilancio stesso. I contratti con delivery point al NBP hanno il prezzo del gas connesso all’International 
Petroleum Exchange (IPE), Dal 1997 IPE ha lanciato il future sul NBP (delivery fisico anche se non esiste un indice effettivo del future).  
110  La peculiarità di tale pipeline è quella di connettere differenti mercati di diverse misure e strutture. La complessità di tale 
interconnessione ha creato una nuova realtà di mercato. Non si tratta più di considerare la GB come un’isola dove il prezzo del gas è 
determinato dall’incontro di domanda e offerta locali, ma è necessario rapportarsi ad un vero network europeo. 
111 L’originaria BG ha sviluppato 3 corporates separate: 1) BG, formalmente la capogruppo divenuta la società maggiormente specializzata  
nel GNL, 2) Centrica, la forza marketing, ora gas marketer di successo ed infine 3) TransCo, azienda che si occupava del trasporto del 
gas naturale, ora la maggiore società di trasmissione elettrica della GB. 
112 Ricordiamo le principali tappe significative con un ritardo di dieci anni rispetto alla liberalizzazione Inglese. 1998: Direttiva 98/30/EC    
(apertura e TPA); 2000/2001: Recepimento della Direttiva in Italia, Spagna, Belgio e Olanda; 2000: Decreto Letta in Italia; 2005-2008: 
Nascita dei primi mercati spot e future in Europa Nord Continentale; 2009: nascita della Borsa del Gas in Italia come sistema di 
bilanciamento basato su regole di mercato per favorire i traders più orientati alla trasparenza.   
113  Mentre Zeebrugge rappresenta un hub fisico, a livello di liquidità il punto di riferimento virtuale è il TTF. 
114 Vedi Harris, N., Jackson, M. (2005) A Picture Of The European Gas Trading Market in 2005, in Pipeline & Gas Journal, August 2005. 
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gas management system per automatizzare il processo di trading, ed infine un servizio indipendente 
di price reporting assicura la trasparenza del meccanismo di determinazione dei prezzi.  
Non a caso la Gran Bretagna possiede l’industria del gas più competitiva a livello di prezzi. Il 
libero e mercato dei prezzi fu aperto con l’abolizione del monopolio sulle vendite residenziali di 
Centrica. Fino a quel momento, le quotazioni dei prezzi per l’NBP erano stare trasparenti, rendendo 
tale mercato assieme a quello dell’Henry Hub, uno dei due maggiormente liquidi (Whright, 2006).  
Il record dell’NBP sulla liquidità è lontano da quello dell’Henry Hub. Resta da vedere quale 
influenza eserciteranno i nuovi contratti di importazione. I prezzi iniziali per il mercato liberalizzato 
sono stati similari a quelli spot prima della stabilizzazione dei contratti con clausola take-or-pay. Per 
molti osservatori, è emerso che tale riduzione di prezzo è stata imputabile alla concorrenza frutto 
della liberalizzazione del settore e alle eccedenze di gas generate dalla grande espansione di 
produzione nel Mare del Nord centrale. Quando le esportazioni nette verso il continente attraverso 
l’Interconnector hanno raggiunto il loro picco nel 2000 e poi hanno iniziato a scendere, i prezzi 
avevano iniziato ad aumentare. L'inversione finale della posizione da esportazioni a importazioni ha 








Fig. 28: Interconnector linking. Fonte: Futyan, 2006. 
 
Il caso dell’Europa Continentale 
L’Europa Continentale è dipendente per circa il 50% da tre paesi esportatori: Algeria, Norvegia e 
Russia, e tale necessità fa sì che la struttura del mercato del gas sia diversa rispetto ai casi del Nord 
America e della UK. Ci sono importanti differenze sul lato della domanda: il gas in Europa (fig. 
29)viene richiesto per usi residenziali e commerciali, che non solo sottolineano una scarsa elasticità 
del prezzo ma una domanda guidata e dipendente da condizioni climatiche (Stern, 2009). In Nord 




Fig. 29: Volumi di gas naturale scambiati sui principali hub europei. Fonte: Energy Charter Secretariat, 2007. 
 
Per le esportazioni, sono stati introdotti i contratti di lungo termine con clausola minimum pay, i 
cui principali elementi sono (Roggenkamp, 2001): 
i. un’offerta dell’impresa ed obbligazioni off-take (assicurati da una clausola minimum pay); 
ii. un meccanismo di prezzo (netback value, basato sul concetto della sostituzione del valore), 
che consente al gas di competere con i suoi prodotti sostitutivi massimizzando la rendita 
dei produttori;  
iii. la possibilità di rivedere la formula del pricing in modo da poter riflettere i cambiamenti nella 
struttura di mercato, con arbitraggio in caso di disaccordo. 
 
3.1.5 La modelizzazione dei prezzi 
Molti fattori influenzano il prezzo del gas ed è difficile costruire un modello omnicomprensivo in 
grado di prevedere le evoluzioni future. Il mercato del gas si è man mano internazionalizzato grazie 
allo sviluppo dei gasdotti e del GNL ma anche di mercati spot e finanziari. Negli ultimi cinque anni si 
è assistito a un forte aumento dei prezzi a livello globale: la crescita dell’economia mondiale, il link 
oil-gas e la speculazione sono stati i driver principali di questa crescita. In particolare, l’ancoraggio 
al prezzo del petrolio, legato ai contratti di fornitura di lungo periodo, ha giocato il ruolo più 
importante: il gas naturale ed il metano sono sempre meno alternativi, essendo il primo usato nella 
generazione elettrica e nel riscaldamento, ed il secondo nei trasporti. Anche la speculazione ha 
giocato un ruolo molto rilevante, in alcuni casi eccessivo; se è vero che essa è fondamentale per 
garantire liquidità al mercato, d’altro canto può causare numerosi problemi. Per quanto riguarda le 
evoluzioni future esistono almeno due teorie. La prima teoria, detta “a onda”, prevede 
un’oscillazione ciclica dei prezzi nel lungo periodo (come accaduto con il petrolio nei decenni 
passati). Una seconda teoria, detta “strutturale”, ritiene che i prezzi non diminuiranno, spinti da una 
costante pressione dal lato domanda. La teoria “a onda” è basata sul fatto che la disponibilità delle 
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risorse dipende dal prezzo: una crescente domanda spinge in alto i prezzi che, a loro volta, rendono 
possibile l’avvio di progetti costosi di sfruttamento delle risorse. Ciò dà luogo ad una crescente 
offerta che fa sì che i prezzi tendano a contrarsi, portando a termine la singola onda. La seconda 
teoria ritiene che i prezzi attuali siano bassi: il valore delle risorse sarebbe cioè molto maggiore del 
prezzo che noi paghiamo. La forte crescita economica a livello globale continuerà a spingere verso 
l’alto i prezzi e le economie saranno in grado di pagare questo incremento per svilupparsi. Il 
crescente consumo di energia non alimenta solo l’economia ma soddisfa anche bisogni primari 
dell’uomo: si pensi ai milioni di persone che non sono connessi all’elettricità e al gas. 
La teoria dell’onda lunga non presuppone alcuna strategia da parte dei Paesi consumatori: il 
tempo provvederà da solo all’abbassamento dei prezzi. Al contrario, la teoria strutturale richiede 
investimenti per affrontare la sfida globale. Questo significa che occorre incidere fortemente su: 
 riduzione dei consumi energetici: stile di vita, tecnologia, efficienza energetica; 
 sviluppo di nuove fonti, soprattutto rinnovabili e nucleare. 
Entrambi i punti richiedono molto tempo per essere messi in atto: una decisione di oggi avrà 
effetto solo dopo molti anni. Nel breve termine l’ago della bilancia sarà a favore dei Paesi 
produttori: la domanda è rigida, l’offerta è flessibile. Ma il problema della previsione dei prezzi del 
gas naturale si è manifestata in seguito agli oil shock, e da allora continua ad essere oggetto 
dell’attenzione di economisti finanziari e politici. A partire dagli anni ‘70 si assistette ad un 
diffondersi dei modelli di previsione dei prezzi petroliferi da parte di diversi operatori: organismi 
internazionali (IEA, OPEC), Banche Centrali, Istituti Universitari e con i mercati finanziari a inizio 
degli anni ’80 anche di analisti finanziari e società di investimento. La modellistica prodotta sinora si 
differenzia in base agli elementi dei mercati del gas naturale sui quali si vuole porre maggiore enfasi: 
la natura oligopolistica dei produttori, l’esauribilità fisica delle riserve, le rigidità dei mercati 
dell’offerta e della domanda. Ogni famiglia di modelli trova le ragioni del proprio sviluppo nei timori 
e nelle aspettative che hanno caratterizzato gli anni in cui venivano elaborati ed analizzati in chiave 
storico-evolutiva lungo gli ultimi trent’anni.  
Negli anni successivi agli shock petroliferi, vennero creati modelli basati sull’esauribilità delle 
risorse e sui comportamenti anticoncorrenziali dei produttori sia per la comune e erronea percezione 
che gli alti prezzi fossero dovuti ad un prossimo esaurimento del gas naturale, sia per l’attività 
dell’OPEC che richiamava la teoria classica dei cartelli con l’imposizione di prezzi (posted prices) e 
di quote. Successivamente, con la finanziarizzazione del mercato, si diffusero modelli di matrice 
finanziaria più concentrati sulle dinamiche di breve periodo e sulle tensioni tra domanda e offerta. 
Negli ultimi anni si è puntato verso modelli di tipo econometrico o economico-strutturale, viste 
le difficoltà predittive incontrate dai modelli precedenti. Il lungo periodo di prezzi bassi degli anni 
’90 ha parzialmente distolto l’attenzione dai mercati petroliferi ed ha allontanato l’idea 
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dell’esauribilità delle risorse e di un effettivo ruolo dell’OPEC nella determinazione dei prezzi. 
Sebbene vi sia incertezza su quale aspetto sia più rilevante nella determinazione dei prezzi del gas 
naturale, oggi c’è l’accordo nell’identificare quattro componenti principali nella sua fissazione: 
 il costo tecnico di estrazione; 
 la rendita differenziale; 
 una (eventuale) rendita di monopolio; 
 la rendita di rarità (o costo d’uso). 
     Riguardo al primo aspetto, esso non differenzia il gas naturale dagli altri prodotti economici se 
non nei dettagli tecnici. Questa variabile rientra più o meno in tutti i modelli quale limite minimo dei 
prezzi e sulla quale sono sommate le influenze degli altri fattori. I modelli econometrici di lungo 
periodo e quelli economici concorrenziali identificano il prezzo di lungo periodo sul quale si sommano 
eventuali tensioni dovute a elementi contingenti. La rendita differenziale (o ricardiana) è quella 
componente del prezzo, attinente a differenze qualitative, di localizzazione o operative tra i vari 
giacimenti e il giacimento marginale che i produttori di gas naturale possono pretendere nell’ipotesi 
di mercati competitivi e rendimenti marginali crescenti.     
In Europa, il valore di mercato del gas si basa sui costi che i consumatori dovrebbero sostenere 
se utilizzassero un combustibile diverso, secondo il principio di sostituzione115. Questo rapporto si 
                                                          
115  Nella teoria del consumatore indica la relazione di scambio di un bene con un altro bene, e si parla di saggio marginale di sostituzione 
il  quale non è altro che il rapporto tra la quantità di un bene a cui il consumatore è disposto a rinunciare e la quantità dell'altro bene 
che riceve in cambio. Questa grandezza viene definita marginale perché è riferita a variazioni molto piccole (marginali, appunto). Se 
supponiamo che un certo consumatore debba decidere la quantità da consumare di due beni gas naturale (misurato sull'asse delle 
ordinate) e energia elettrica (misurato sull'asse delle ascisse), il saggio marginale di sostituzione è pari a: 
        dove il simbolo indica la variazione, in un aumento o in diminuzione, delle quantità considerate. Quando le 
curve d'indifferenza sono inclinate negativamente, come nella maggior parte dei casi, il SMS è sempre negativo: il consumatore 
rinuncia ad una certa quantità di un ben in cambio di un'unità addizionale dell'altro. In tutti questi casi, il segno del SMS si può anche 
omettere e si considera solo il suo valore assoluto. Il saggio marginale di sostituzione misura l'inclinazione della curva d'indifferenza. 
Quando le curve d'indifferenza sono convesse verso l'origine degli assi, il saggio marginale di sostituzione è decrescente; ciò significa 
che il consumatore preferisce la varietà, in quanto è disposto a cedere parte dei beni di cui dispone in abbondanza per ottenere una 
quantità maggiore del bene che possiede in misura limitata. Nella teoria della produzione dati due fattori produttivi il grado di 
sostituibilità di un fattore produttivo rispetto ad un altro può essere misurato attraverso il saggio marginale di sostituzione tecnica 
SMST: 
 Il saggio marginale di sostituzione tecnica è pari al rapporto tra le variazioni di impiego dei due fattori produttivi 
che permettono di mantenere invariato il livello produttivo. Come già accadeva con il SMS calcolato con riferimento alle curva 
d'indifferenza, anche lungo uno stesso isoquanto il SMST è continuamente decrescente: poiché la curva dell'isoquanto è inclinata 
negativamente il SMST avrà sempre valore negativo. 
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riflette nella maggior parte dei contratti di fornitura conclusi tra l’industria europea del gas e i 
produttori. Nella maggior parte dei casi il prezzo del gas è fissato sulla base dei prodotti petroliferi, 
il cui prezzo sul mercato mondiale è espresso in dollari. Ciò significa che il valore del dollaro è un 
fattore del prezzo finale pagato dal consumatore per ogni metro cubo. Ne consegue che un aumento 
del prezzo del petrolio spinge al rialzo anche il prezzo del gas. La formula per calcolare il prezzo del 
gas applicata dall’industria europea del gas tiene conto del prezzo medio del petrolio nei due 
trimestri precedenti, il che spiega un ritardo di circa sei mesi nella correzione dei prezzi del gas ma 
anche un aumento meno pronunciato rispetto a quello dei prezzi del petrolio. Va notato che i prezzi 
del gas potranno essere meno influenzati dai prezzi del petrolio, a causa di una maggiore 
concorrenza nell’offerta sul mercato (Nera Economic Consulting Group, 2006). 
I mercati liquidi devono garantire la trasparenza dei prezzi e dalla scoperta di strumenti di 
copertura dei rischi. La domanda è: quali sono le condizioni necessarie e sufficienti per un mercato 
liquido sono? Sembra che una condizione necessaria è l'emergere di un mercato in cui le transazioni 
reali si svolgono come punto di riferimento per tutti i tipi di derivati.  
Liquidità, come rappresentato dal numero di operazioni finanziarie riferimento a un determinato 
luogo del mercato fisico, è destinata ad aumentare con il numero di operatori del settore. L'aumento 
del numero di produttori che viene fornito con lo sviluppo dei campi più piccoli è stato scoperto e 
sfruttato in tal modo a favore di più operazioni finanziarie. Tuttavia, il numero di giocatori in sé non 
è un criterio per la concentrazione del mercato, che è non tanto in funzione del numero di giocatori, 
ma piuttosto delle azioni dei giocatori di grandi dimensioni (come risulta dalla Hirschmann-
Herfindahl Index). Questo spiegherebbe perché il tempo per il petrolio e il gas le operazioni hanno 
una tendenza a essere scambiati in mercati liquidi che possono incontrarsi con potere di mercato a 
causa della concentrazione della produzione in grandi campi di singoli o di risorse di grandi 
dimensioni in alcuni paesi. Tuttavia, in mancanza di luoghi di mercato per le operazioni di sviluppo 
fisico, sia a causa dei costi di transazione troppo elevati per la conservazione e il trasporto o a causa 
di un numero troppo esiguo di partecipanti, di copertura sarà fatto da altri strumenti come i 
contratti a lungo termine e forme di integrazione verticale. 
Per lo studio del mercato finanziario del gas naturale è necessario ricorrere all’analisi delle 
cosiddette irregolarità empiriche, vale a dire dallo studio delle caratteristiche delle serie temporali 
osservate sui prezzi o rendimenti degli attivi finanziari. La caratteristica principale di questo 
approccio è quella di applicare tecniche proprie dell’analisi delle serie storiche, che spesso trovano 
nelle applicazioni finanziarie alcune specificità da considerare con attenzione. Il livello di 
sofisticazione quantitativa che si può raggiungere nella ricerca teorica ed empirica è elevatissimo e 
corrisponde alla capacità di rappresentare in maniera analitica i meccanismi che possono descrivere 
l’evoluzione dei prezzi degli strumenti finanziari e studiare l’interrelazione fra strumenti. 
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Dall’analisi della letteratura, emerge che esistono diverse tipologie di modelli con diversi scopi, 
tali modelli possono essere anche ibridi: 
1) modelli previsionali: utilizzati come modelli fondamentali per fare delle previsioni mettendo 
in campo diversi input (vincoli di interconnessione) con lo scopo di comprendere il meccanismo 
di mercato. Tali modelli sono utili per la previsione di un orizzonte temporale di lungo periodo; 
2) modelli econometrici/statistici: possono verificare la congruità dei dati attraverso misure di 
dati storici, oppure utilizzare le misure per la parametrizzazione (verificare se i dati empirici 
confermano le teorie prese in considerazione). Tali modelli sono utili per la previsione di un 
orizzonte temporale di breve periodo; 
3) modelli stocastici/probabilistici: costituito da un insieme finito di variabili casuali che 
dipendono da un parametro "t", con il quale si indica il tempo, e dai valori che le singole variabili 
casuali hanno assunto nel passato, cioè con riferimento ad una base statistica di partenza. 
L'inizializzazione delle variabili casuali avviene mediante l'identificazione della distribuzione di 
probabilità che caratterizza ogni singola variabile, attraverso l'analisi statistica di una base di 
dati raccolti nel passato, che rappresenta lo spazio probabilistico dei valori che la variabile 
casuale può assumere. Una volta ricostruita la distribuzione di probabilità delle singole variabili 
casuali è possibile simulare, attraverso il modello stocastico, la variazione nel tempo della 
distribuzione di probabilità delle stesse variabili, ottenendo come risultato un nuovo spazio 
probabilistico di valori per tipo di variabile. Tali modelli sono di tempo continuo, il cui scopo è 
descrivere l’incertezza che avvolge un fenomeno aleatorio come la realizzazione del prezzo.  
 
Breve approfondimento sui modelli econometrici per la previsione di breve periodo 
Un modello cerca di ricostruire le dinamiche o incrocio tra domanda e offerta aggregata 
descrivendo l’andamento del prezzo sulla base di un punto di equilibrio. Il modello tenderà a 
studiare principalmente: 
 l’approvvigionamento; 
 i drivers di domanda e offerta aggregata; 
 i vincoli fisici che aumentare o diminuire la capacità di approvvigionamento. 
 
Modelli fondamentali 
I modelli fondamentali di mercato partono dalla modelizzazione dei meccanismi di formazione di 
prezzo nei mercati spot, per ottenere previsioni. Tali modelli possono essere divisi in: 
 134 
 Demand and Capacity Model116: modelli in cui la curva di offerta (bid stack) viene generata 
come funzione della domanda, e della capacità dei livelli di stoccaggio disponibili, 
misurando l’eccesso residuale di domanda e capacità; 
 Demand and Supply Model: modelli in cui la curva di offerta (bid stack) viene generate 
come funzione della domanda117, e dei prezzi di altri combustibili driver per i prezzi del 
gas in un determinato mercato. 
Alcuni esempi sono dati da: 
Barlow (2002) con il modello per il prezzo spot come funzione della domanda: 
St = B(Dt) = (1+ αD) 
Burger (2004), Cartea e Villaplana (2007) con il modello per il prezzo spot come funzione della 
domanda e della capacità: 
St = B(t, Dt, Ct) 
Pirrong, Jermakyan (2005) con il modello per il prezzo spot come funzione della domanda e dei 
prezzi di altri combustibili: 
St = B(Dt, Ft) 
European Gas Model (EGM)118  
      Tra le varie modellistiche europee analizzate in letteratura, il modello European Gas Model 
(EGM) sembra essere uno tra i più completi che sviluppa un framework considerando tutte le 
interazioni all’interno del mercato del gas europeo includendo: l’offerta, la domanda, le 
infrastrutture e gli sviluppi di policy. I punti di forza del modello consistono nel fatto che i fattori 
presi in considerazione non si riferiscono solo singolarmente ai 25 paesi Europei, ma all’interezza del 
mercato Europeo (fig. 30). Come per ogni modello, la qualità dell’output dipende dall’accuratezza 
delle analisi economiche che sviluppano le assunzioni di base (Energy Markets Ltd, 2005).  
                                                          
116 L’ipotesi del modello è che si assume che la domanda sia inelastica rispetto ai livelli di prezzo del gas, che la funzione del bid stack sia 
del tipo Dt / Ct e che le variabili domanda e capacità siano indipendenti rispetto ai livelli di prezzi dei combustibili di riferimento del 
mercato. I livelli di domanda, o di carico, sono facilmente osservabili sul mercato e modellizzabili, ad esempio come somma tra 
componenti stagionali e processi mean-reverting del tipo Ornstein Uhlenbeck. 
117 La domanda non è lineare e la descrivo come funzione non lineare di un random walk. 
118 Il European Gas Model (EGM) è stato sviluppato dall’Energy Markets Ltd, società di consulenza specializzata nel settore midstream ed 
downstream del mercato del gas naturale, che ha partecipato nei processi di transizione dei mercati europei dal monopolio alla 




Fig.30: La rete del gas dell’UE. I mercati del gas liberalizzati e i principali hub. Fonte: Energy Charter 
Secretariat, 2007. 
 Gli scenari sono sviluppati per riflettere i key drivers di cambiamento nel settore del gas 
naturale includendo le forme di liberalizzazione e per esplorare gli andamenti della domanda di gas 
includendo drivers di natura tecnologica, economica e di policies. Il modello comprende due moduli 
principali (vedi fig. 31). Il primo riguarda la previsione della domanda fino al 2020, mentre il secondo 
simula il comportamento dei soggetti considerati all’interno del mercato sulla base di una serie di 
restrizioni che descrivono le infrastrutture fisiche, assieme ai limiti commerciali esistenti all’interno 
dei contratti di fornitura. Anche le questioni di policies possono essere simulate. 
                                  
Fig. 31: Struttura dell’European Gas Model. Fonte: Energy Trades Ltd, 2005. 
 
     La versione attuale del modello si basa principalmente sui Paesi dell’OECD, con l’inclusione della 
Russia e del Nord Africa, quali paesi esportatori o di transito. Il modello prende in considerazione sei 




 capacità di trasporto e tariffe; 
 limiti alla capacità; 
 disponibilità dello stoccaggio e utilizzo; 
 impatto della regolazione. 
                                            
Fig. 32: Overview dell’European Gas Model (EGM). Fonte: Energy Markets Ltd, 2005. 
 
Il modello della Domanda  
     La domanda è modellata individualmente per ogni paese incluso nel modello. Il primo step è 
quello di progettare la domanda di energia finale, sulla base dei trend economici e delle assunzioni 




 Power Generation 
Lo step successivo si basa sull’individuazione delle stime delle quote di gas e delle altre risorse 
energetiche per ogni singolo sottomercato. 
 
Il modello dell’offerta 
     L’offerta è modellata considerando i dati storici dei flussi delle importazioni e delle esportazioni 
e delle riserve presenti nei paesi esportatori di gas e delle produzioni indigene. Le offerte 
incrementali sono aggiunte considerando i relativi costi di produzione e trasporto dai paesi fornitori. 
Ogni fonte di offerta può essere associata a cinque tranche di fornitura consentendo per i contratti 
esistenti e per i futuri potenziali fornitori di essere inseriti a costi differenti. Il modello cerca di 
minimizzare i costi di fornitura all’Europa, soggetta alle costrizioni sulla produzione e sulla capacità 
di trasporto via pipeline. L’Energy Markets Ltd. ha sviluppato un database dei contratti di lungo 
 137 
termine (take or pay) sia per le forniture via gasdotto che per quelle GNL, grazie ad azioni di ricerca 
e di market intelligence, che consiste in 60 contratti che coinvolgono buyer in 25 paesi importatori e 
venditori in 16 paesi esportatori. Questi contratti possono essere riflessi nel modello limitando i flussi 
tra paesi importatori ed esportatori per uguagliare la Quantità Annuale Contrattuale (QAC). La 
flessibilità dei contratti può essere simulata acconsentendo che i flussi attuali cadano sotto alla QAC 
(per i take or pay) o al di sopra della QAC (per Valley Gas). Il prezzo del contratto può essere 
simulato per riflettere il correlato prezzo del petrolio o l’utilizzatore può assumere che i contratti 
sono rinegoziati per riflettere i prezzi dei mercati spot. Infine è possibile assumere che i contratti 
siano sostituiti da formule di commercio spot (spot trading) rimuovendo tutti i vincoli contrattuali e 
lasciando che il modello trovi la soluzione meno costosa.    
 
Il trasporto 
     É stato definito il principale sistema internazionale dei gasdotti del 25 Paesi membri dell’OECD 
considerando i principali fornitori da e fuori Europa (Russia e altri paesi come l’Algeria e la Libia). Le 
tariffe di trasporto si basano sui dati pubblicati, supportati da un’accurata market intelligence. 
 
I limiti alla capacità 
     Al crescere della domanda, una gran parte dei gasdotti europei si congestiona. Alcune vie sono 
diventate sature, altre sono state tralasciate e altre ancora dovranno essere modificate per 
alimentare i flussi di gas nella direzione inversa rispetto a quelli attuali. L’EGM può essere utilizzato 
per identificare laddove ci possano essere dei limiti di capacità futuri, rendendo utili vie di gasdotti 
già esistenti o incentivando le opportunità di investimenti potenziali. Gli effetti di proposte o di 
progetti infrastrutturali possono essere esaminati per identificare l’impatto sui gasdotti già esistenti 
e per denunciare rischi di asset ancora incagliati. Il modello può essere utilizzato inoltre per simulare 
gli effetti di aumento di prezzo del gas o di una riduzione della sicurezza degli approvvigionamenti se 
non si aumenterà la capacità necessaria ad incontrare un potenziale aumento della domanda.    
 
Lo Stoccaggio 
     Lo Stoccaggio diventerà un importante elemento all’interno del mercato del gas Europeo con lo 
svilupparsi degli hub e dei mercati spot trading. Il modello simula il ruolo dello stoccaggio 
nell’incontrare la domanda stagionale e prende in considerazione le nuove vie nelle quali lo stesso 





     Dopo l’implementazione delle Direttive Europee sul Gas, ogni singolo processo di liberalizzazione 
sta seguendo determinati sviluppi. Il modello può sviluppare diversi scenari che dovranno essere 
testati imponendo limiti e prezzi sui volumi da commercializzare, simulando i contratti di lungo 
periodo (take or pay). Si possono simulare i movimenti verso un mercato aperto del gas, che può 
essere controllato da specifici scenari aggiustando il grado con il quale i limiti vengono abbassati. 
 
Le Proiezioni Future dei Prezzi del Gas 
     I prezzi futuri del gas dipenderanno sia dai termini legali dei contratti di lungo periodo (take or 
pay) che dalle forze di mercato emergenti. I contratti di lungo termine sono caratterizzati da 
determinati termini di prezzo, che possono avere un’escalation in linea con i prodotti petroliferi ed 
altri indici. I prezzi contenuti in questi contratti sono analizzati assumendo le proiezioni dei prezzi 
per il petrolio e dei suoi derivati; la dipendenza dei contratti di lungo periodo indicizzati al petrolio 
ha lasciato il passo al sistema gas-on-gas competition. I prezzi sono divenuti più volatili e dipendono 
da offerte di breve periodo e da altri fattori della domanda. In un contesto di mercato 
completamente liberalizzato, il prezzo del gas sarà determinato dall’interazione di domanda e 
offerta; il prezzo spot in ogni singolo mercato sarà effettivamente il costo marginale dell’offerta per 
quello stesso mercato prendendo in considerazione i costi dell’offerta, del trasporto e dello 
stoccaggio e il costo opportunità associato a mercati correlati. L’EGM determina questi prezzi 
marginali in termini di costi nascosti, che sono calcolati dal Linear Programming Software. Il modello 
pulirà il mercato al prezzo marginale del gas e tutti i produttori riceveranno questo prezzo, al netto 
del paese di produzione deducendo i rilevanti costi di trasporto. Mentre il mercato è in transizione, i 
mercati spot coesisteranno con i contratti di fornitura di lungo termine e continueranno ad essere 
aggiustati in relazione ai prezzi dei prodotti petroliferi. L’EGM può stimare i prezzi spot, i prezzi dei 
contratti e produrre il costo medio ponderato dell’offerta prendendo in considerazione tutte le 
risorse dell’offerta per ogni paese. 
 
Gas Trade Routes 
     Il modello include un semplice schema di flussi e di movimentazioni di gas tra i Paesi Europei 
considerando la capacità di ogni corridoio di gasdotto assieme alle tariffe di trasporto, nel caso in cui 
queste vengano rese note. Il modello espone le aree in cui potrebbero verificarsi problematiche 
legate ai limiti di trasporto e acconsente all’utilizzatore di provare gli impatti di nuovi gasdotti 
aumentando la capacità dei corridoi esistenti o aggiungendo nuovi disegni di rete. Questa abilità nel 
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     Gli outputs del modello includono le seguenti previsioni quadrimestrali e annuali: 
 prezzi del gas alle frontiere e presso agli hubs; 
 incontri tra domanda e offerta dei 25 paesi individuali e aggregate;   
 forniture di gas dai paesi di origine; 
 netbacks ed economic rent per ogni paese produttore;  
 flussi di gas lungo i gasdotti internazionali e rotte dell’LNG  
Il modello fornisce un valido insight sul modello esistente e future delle infrastrutture di gas, 
esaminando nello specifico: 
- le condizioni di trasporto e stoccaggio; 
- dove possono sorgere delle strozzature di capacità (bottlenecks); 
- dove saranno fatti gli investimenti chiave. 
 
I prezzi finali ai consumatori 
Il prezzo finale che rappresenta l’output del modello può essere usato per sviluppare i prezzi dei 
consumatori finali per gruppi incluse le power station. Questi prezzi dipenderanno da un numero di 
fattori differenti, inclusi la misura, il luogo e la parte del sistema dal quale viene presa l’offerta e le 
strutture delle tariffe.  L’EGM si basa su principali corridoi dei gasdotti e infrastrutture di stoccaggio. 
I prezzi nel mercati di scambio dipenderanno dalla gas-to-gas competition, che si basa sui costi di 
produzione e di trasporto all’interno del sistema. Questo conduce ad una piena comprensione dei 
prezzi del gas a determinati punti nodali. Il modello cerca di bilanciare l’offerta e la domanda 
attraverso l’intera Europa, sui livelli di costo maggiormente inferiori, analizzando i flussi di gas 
all’interno del sistema, stimando i costi di produzione, di trasporto (via gasdotto o GNL) e di 
stoccaggio e valutando i limiti esistenti, quali: contratti esistenti, capacità dei gasdotti e policy. I 
volumi ed i prezzi possono essere aggiunti individualmente per singole transazioni di import/export 
in modo che gli esistenti contratti di lungo periodo siano simulati. Inoltre è possibile attivare il 
modello con questi limiti per simulare la rinegoziazione dei contratti in termini di prezzo, volumi o di 
entrambi. Esso acconsente la transizione da un ambiente dove i contratti di lungo periodo dominano 
 140 
un mercato spot, per essere esaminati a diversi livelli dipendentemente dagli scenari di 
liberalizzazione. 
 
La correlazione con il prezzo del petrolio 
Negli Stati Uniti e in GB il prezzo del gas naturale sembra mostrare un andamento autonomo, 
mentre nel resto dell’Europa continentale sembra seguire quello del greggio119 (De Paoli, 2007). La 
correlazione tra il prezzo del greggio (West Texas Intermediate) è bassa, a conferma del fatto che i 
due mercati non sono strutturalmente legati. Sul mercato londinese si osserva una maggiore 
correlazione tra il prezzo del Brent e quello del gas naturale. La maggiore rigidità del mercato, la 
regolamentazione che lega greggio e gas 120  distorcono il meccanismo di fissazione del prezzo 
europeo, lasciando spazio per l’arbitraggio nei contratti a termine (future e swap) tra le due sponde 
dell’Atlantico. La mancata completa liberalizzazione in Europa della produzione e distribuzione del 
                                                          
119 Il prezzo del petrolio è una delle variabili chiave dell’economia mondiale a cui non solo gli specialisti, ma anche l’opinione pubblica 
presta attenzione. Bisogna però tenere presente che è difficile parlare di “prezzo del petrolio” perché non esiste un prezzo unico, ma 
praticamente ogni greggio, che è diverso dagli altri per caratteristiche fisiche e per localizzazione, ha un suo prezzo con differenze 
rilevanti. I media si focalizzano di solito sul prezzo del Wti o del Brent, che sono tra i greggi con i prezzi più elevati, quindi il prezzo medio 
del greggio mondiale è sempre di alcuni dollari al barile al di sotto di quello che viene comunemente indicato con il prezzo del petrolio. Ma 
più ancora che il livello del prezzo, ciò che sorprende gli osservatori è la sua forte volatilità sia al rialzo che al ribasso. Nell’ultimo anno, 
ad esempio, il grafico del prezzo assomiglia alle montagne russe, con una differenza del 40% tra il massimo e il minimo. C’è una 
spiegazione economica a tutto ciò che non sia “è colpa della speculazione”?  La risposta della teoria economica è la seguente: il prezzo del 
petrolio contiene strutturalmente una parte (importante) di “costo d’uso” o rendita di rarità e la rendita è influenzata, oltre che da fatti e 
tendenze reali, anche da aspettative che sono molto volatili. Inoltre , nel breve periodo, la domanda è poco elastica al prezzo e crescente 
con il reddito mondiale e quindi, in presenza di pieno utilizzo della capacità produttiva, piccoli disequilibri provocano sensibili variazioni 
del prezzo. Se a ciò si aggiunge che la dinamica dell’offerta può essere influenzata da eventi politici o naturali scarsamente prevedibili, è 
chiaro che non ci si può più stupire della variabilità del prezzo del petrolio. Un altro interrogativo ricorrente sul prezzo del petrolio è se 
esso sia destinato inesorabilmente a crescere come la “legge di Hotelling” indica. Ricordando che tale legge vale sotto certe condizioni 
(perfetta conoscenza delle riserve, tecnologia stabile e domanda futura nota) lontane dalla realtà, la risposta è complicata anzitutto da 
quanto sopra richiamato: individuare un trend in presenza di oscillazioni forti e irregolari non è facile.  Bisogna poi ricordare che comunque 
il petrolio ha dei sostituti che pongono un limite superiore al suo prezzo. Ma lo scontro finale sulla tendenza del prezzo del petrolio è tra 
due scuole di pensiero, che possiamo chiamare dei pessimisti e degli ottimisti, le quali divergono soprattutto sulle risorse di petrolio 
esistenti e recuperabili. I pessimisti si ispirano alla teoria del peak oil enunciata mezzo secolo fa dal geologo Marion King Hubbert che 
sostiene che, arrivati a produrre metà del petrolio estraibile, l’offerta raggiunge un picco e comincia inevitabilmente a declinare. 
Diminuendo la produzione fisica, il prezzo non può che cominciare inesorabilmente a salire. I pessimisti inoltre sostengono che questo 
momento è ormai vicino. Per gli ottimisti invece nessuno sa bene quante siano le riserve di petrolio e la tecnologia può rendere 
recuperabili risorse che prima non lo erano. Il problema è dunque quello di fare investimenti adeguati in esplorazione e sviluppo in modo 
che la crescita dell’offerta sia in linea con quella della domanda e non si creino tensioni sui prezzi. Anche gli ottimisti ammettono che un 
bel giorno arriverà il peak oil, ma lo ritengono così lontano da non doversene preoccupare oggi. In conclusione: per i pessimisti occorre 
investire per prepararsi a sostituire il petrolio con qualcos’altro (per esempio le fonti rinnovabili), per gli ottimisti bisogna preoccuparsi di 
rendere possibile il flusso di investimenti necessari nell’industria petrolifera. L’alto prezzo del petrolio di questi ultimi anni per il momento 
accontenta entrambi perché stimola gli investimenti sia nella ricerca di nuovo petrolio che per la sua sostituzione. 
120 Anche se la loro offerta è strutturalmente diversa. 
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gas naturale, insieme alla presenza di grandi imprese che operano a prezzo controllato, costituiscono 
un basso incentivo alla ricerca tecnologica che riduca i costi fissi del settore.  
Recenti sviluppi tecnologici rendono possibile la liquefazione del gas naturale a costi contenuti, 
incrementando l’offerta potenziale e spingendo verso una discesa del prezzo, in controtendenza 
rispetto al greggio121. Con la tecnologia della liquefazione è possibile il trasporto marittimo del gas 
senza l’ausilio del gasdotto, che costituisce un investimento costoso la cui manutenzione incide 
pesantemente sui costi fissi, rendendo così utilizzabili alcuni giacimenti non economicamente 
convenienti quando i prezzi sono bassi122. La liquefazione rimuove inoltre parte degli ostacoli allo 
sviluppo del mercato internazionale del gas, superando le barriere geografiche e diminuendo la 
dipendenza degli acquirenti da quei paesi fornitori geopoliticamente instabili 123 . Nel futuro è 
prevedibile una diminuzione del prezzo del gas naturale, visto l’aumento dell’offerta potenziale, la 
maggiore concorrenzialità e le più efficienti tecnologie di estrazione e produzione (ISAE, 2005). 
Nasce il problema degli strumenti di flessibilità per consentire all’offerta di gas di seguire 
l’andamento ciclico della domanda, da un lato, e di far fronte a variazioni impreviste della stessa, 
dall’altro. Da un po’ di tempo si discute in maniera più concreta dell’avvio di un mercato di 
bilanciamento e anche la regolamentazione sembra compiere i primi passi verso assetti in cui gli 
obiettivi di sicurezza del sistema e quelli di sviluppo della concorrenza convivono in maniera 
armonica. Quello della flessibilità è un problema strutturale tipico di tutti i mercati del gas e deriva 
dalle caratteristiche delle infrastrutture d’approvvigionamento. Le importazioni e la produzione 
nazionale sono caratterizzate da un profilo d’immissione rigido e costante nel tempo. Pur essendo 
sufficienti a garantire la copertura della domanda annua totale, non sono in grado di soddisfare la 
domanda invernale e neppure a coprire i picchi giornalieri. La modulazione stagionale dell’offerta è 
assicurata dal gas immagazzinato negli stoccaggi durante i mesi di domanda più bassa ma anche dalle 
importazioni. Data l’insufficiente velocità di modifica dei profili di immissione 
dell’approvvigionamento dall’estero, la modulazione giornaliera, per sua natura non programmabile, 
è assicurata dalle infrastrutture di stoccaggio. Per lavorare in sicurezza il sistema ha bisogno di 
                                                          
121 Energy Information Administration (2003) The global liquefied natural gas market: status and outlook. 
122 La liquefazione rimuove inoltre parte degli ostacoli allo sviluppo del mercato internazionale del gas, superando le barriere geografiche 
e diminuendo la dipendenza degli acquirenti da quei paesi fornitori geopoliticamente instabili. 
123 Le maggiori riserve di gas, sfruttabili grazie alla tecnologia della liquefazione, nel Nord della Russia, nel Canada e in alcuni paesi arabi 
rendono particolarmente attraente questo mercato per gli operatori (a pronti e a termine); si potrebbe inoltre eliminare la 
segmentazione regionale dei mercati che talvolta distorce il meccanismo di pricing, portando il gas algerino sul mercato americano e il 
gas canadese in Europa. All’effettivo utilizzo di questa tecnologia è però associata la problematica dell’impatto sul territorio: per 
sfruttare il gas liquefatto esso va rigassificato, cioè riportato  allo stato di gas. Le moderne tecnologie del ciclo di liquefazione-
gassificazione rendono nulle le emissioni nocive, ma la costruzione di questi impianti, collegati ad altre esigenze energetiche, può essere 
ostacolata dalla Not-In-My-Back-Yard Sindrom (NIMBY), che è quella forma di repulsione che la popolazione della zona prescelta per 
l’installazione dell’impianto vive ignorando le ricadute positive di queste tecnologie, in termini di occupazionali e ambientali. 
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risorse di flessibilità in grado di far fronte ad entrambe le esigenze. Problemi di copertura del 
fabbisogno di gas naturale possono emergere sia per insufficienza delle quantità di gas disponibili 
(insufficienza di volume), sia per impossibilità di far fronte ad aumenti rapidi della domanda per 
insufficiente velocità di svaso dei depositi (insufficienza di punta). Nel 2005-2006, ad esempio, si è 
avuto non solo un problema di copertura della punta, ma anche di insufficienza di volume: si è fatto 
ricorso alle riserve strategiche, per assicurare la copertura del fabbisogno, per circa 0,8 GSmc 
nell’anno termico 2004-2005 e 1,2 GSmc nell’anno termico successivo. L’elemento su cui si è 
intervenuti in occasione dell’ultima crisi gas, conclusasi pochi giorni fa con la ripresa delle forniture 
dalla Russia, è quello del bilanciamento giornaliero. L’ultimo pezzo di regolamentazione, approvato 
nel gennaio scorso dall’Autorità per l’energia elettrica e il gas, riguarda l’utilizzo dei rigassificatori 
come strumento di flessibilità nella copertura della domanda giornaliera. Più precisamente la 
delibera ARG/gas n. 5/09 prevede che, al fine di garantire la copertura del fabbisogno giornaliero di 
gas, Snam Rete Gas possa, in caso di necessità, richiedere alla società Gnl Italia la modifica del 
programma di rigassificazione del terminale: si tratta di una sorta di “massimizzazione” dell’offerta 
di gas da parte dei rigassificatori per coprire le punte di domanda. Fino ad oggi i rigassificatori non 
rientravano tra gli strumenti di flessibilità a disposizione del gestore del sistema, Snam Rete Gas, per 
assicurare il bilanciamento giornaliero tra domanda ed offerta.  
L’elemento importante di questa delibera è il fatto che l’attività di bilanciamento prevista, a 
differenza della massimizzazione delle importazioni, non si traduca direttamente in una modifica 
imposta per via amministrativa sulle scelte fatte dagli operatori in materia di approvvigionamento. 
La delibera prevede che le modifiche del programma di rigassificazione effettuate per la sicurezza 
del sistema non comportino una modifica del programma di riconsegna degli utenti del terminale di 
Gnl. Si tratta di un primo importante passo verso il riconoscimento della necessità di esplicitare e 
valorizzare separatamente gli interventi eseguiti dal gestore del sistema a fini di sicurezza e 
bilanciamento. La disponibilità fisica di strumenti di flessibilità rappresenta una condizione 
necessaria ma non sufficiente affinché la citata convergenza tra sicurezza e concorrenza possa 
realizzarsi. È necessario che le regole di utilizzo di tali risorse siano disegnate secondo criteri di 
mercato, consentendo a tutti gli operatori di partecipare attivamente alla loro fornitura. Strumento 
principe per tale scopo è il mercato124.  
Il prossimo passaggio dovrebbe essere la creazione di un vero mercato del bilanciamento, in cui 
le diverse risorse possono competere tra di loro e trovare una giusta remunerazione. A tal proposito, 
è importante ricordare che il mercato consente di allocare in maniera efficiente le risorse 
                                                          
124 Poletti, C., Aspettando il mercato del bilanciamento del gas, IEFE, 2007. 
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disponibili, non di generare nuove risorse. Certo c’è da auspicare che non si debba attendere una 
nuova interruzione delle forniture per vedere realizzato questo passo importante. 
Crisi economica, crollo delle quotazioni delle materie prime, calo dei consumi e vincoli 
contrattuali: lo scenario stimola alcune riflessioni, non prive di interrogativi, sul mercato del gas dei 
prossimi anni. Negli ultimi 13 anni, il settore del gas naturale è stato attraversato da profondi 
mutamenti. Si può considerare che quattro siano stati i principali temi sui quali si è giocato l’intero 
disegno dell’industria del gas: aspetti economici, regolamentazione, sviluppi tecnologici e struttura 
di mercato; nonostante previsioni di contrazione dei consumi ancora nei prossimi mesi, in generale 
non vengono rivisti gli scenari relativi alla domanda gas per gli anni a venire. A titolo di esempio si 
può osservare la conferma della crescita attesa della domanda ad un tasso annuo del 2% da parte di 
Snam Rete Gas che, in occasione della presentazione del Piano strategico 2009/2012, ha illustrato 
uno scenario con lo stesso Cagr dell'anno precedente. Allo stesso modo si stanno delineando nuovi 
scenari e problematiche che ridisegneranno ancora una volta il settore del gas naturale, come il 
livello dei prezzi delle commodities e l’implementazione del 3° pacchetto EU.  
Inoltre, in Europa, si stanno sviluppando nuove forme di organizzazione dei mercati del gas e 
l’Italia rischia di rimanere indietro all’interno del nuovo network infrastrutturale. Il presente studio è 
stato avviato proprio con lo scopo di elaborare una tassonomia delle forme di organizzazione 
emergenti in Europa, capire quali sono i punti deboli del sistema Italia ed elaborare alcune proposte 
di riforma cercando di capire gli elementi necessari per lo sviluppo della liquidità del sistema. 
 
Le tariffe di trasporto e l’integrazione dei mercati 
 Un “Sistema di Trasporto Gas” è caratterizzato da punti di entrata (produzioni, importazioni, 
stoccaggi) e punti di uscita (clienti diretti, altre società di trasporto, società di distribuzione, 
stoccaggi), al cui interno viene mantenuto un equilibrio fra gas in entrata e in uscita (Cornaggia, 
2009). La regolamentazione del trasporto nazionale è importante per l’integrazione o 
interoperabilità dei mercati europei 125 . L’obiettivo finale è la creazione di un mercato unico 
europeo, concorrenziale al suo interno e competitivo con le altre zone di libero scambio126. Per 
giungere all’integrazione dei mercati, la Commissione Europea, oltre a coordinare i processi di 
graduale apertura del mercato verso tutti i potenziali utenti, promuove l’interconnessione delle reti 
di trasporto, tenendo presente le differenze strutturali dei vari mercati europei. I due principi, 
liberalizzazione e interconnessione, sono interdipendenti poiché non è possibile pervenire 
                                                          
125  Sono stati formulati diversi documenti a proposito: le direttive europee riguardanti il mercato del gas naturale (98/30/CE e 
2003/55/CE), i documenti contenenti le proposte sulla regolamentazione del trasporto del Forum di Madrid ed una proposta di 
regolamento della Commissione Europea relativo alle condizioni di accesso alle reti di trasporto del gas. 
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all’integrazione dei mercati se essi non presentano un grado omogeneo di competitività, che dipende 
a sua volta dalla non discriminazione nella formulazione delle condizioni di accesso al mercato, 
mentre un buon livello di integrazione non può che favorire un’ulteriore incremento della 
competizione nei vari mercati nazionali. Su questo punto, va ricordato che l’integrazione dei mercati 
non significa necessariamente applicare la stessa tipologia tariffaria a tutti i mercati nazionali: le 
diverse reti di trasporto possono presupporre l’applicazione di tipologie differenti127 e tuttavia in 
grado di raggiungere ugualmente i due obiettivi principali di cui sopra.  
Dal rispetto dei principi di trasparenza, flessibilità e di integrazione dei mercati, si ha anche lo 
stimolo alla creazione di un mercato secondario di capacità di trasporto realmente efficiente, altro 
strumento indispensabile per raggiungere gli obiettivi di competitività e liquidità per l’intero 
mercato italiano del gas naturale. Questo perché l’applicazione della giusta tipologia di tariffa, che 
corrisponda ai costi sottostanti i servizi, ha come conseguenza quella di stimolare il trasporto di gas 
sulla rete e lo scambio di diritti di capacità, mentre l’interconnessione dei mercati permette ad 
operatori stranieri di essere attivi sul mercato italiano e contribuire allo sviluppo della concorrenza 
con la creazione di un mercato di breve periodo già accennato. Però in Europa assistiamo al c.d. 
fenomeno del pancaking, cioè della sovrapposizione di tariffe diverse ogni volta che siamo in 
presenza di uno scambio transfrontaliero: questo perché la Commissione Europea non è stata ancora 
in grado di istituire regole comuni.  Il pancaking è un potenziale ostacolo per la maggior parte degli 
scambi transfrontalieri, soprattutto se vogliamo giungere ad un trading hub situato in Italia, ma di 
respiro europeo (Dorigoni et al, 2004). 
Inoltre, secondo numerosi studi in letteratura, l'introduzione della competizione “gas to gas”, 
ossia l’instaurazione di un mercato concorrenziale del gas in una filiera industriale caratterizzata da 
                                                                                                                                                                                                         
126 USA ed Oriente in primis. 
127 Le principali tipologie sono: A) Tariffa a francobollo/zonale: ricalca lo schema tariffario vigente per il sistema postale e applica un 
corrispettivo di capacità fisso, invariabile ed indipendente dalla distanza, a tutti gli utenti della rete di trasporto, senza rilevare la 
distanza percorsa dal gas naturale o il tipo di percorso seguito. Questo modello è scarsamente cost-reflective, non fornisce un segnale 
di prezzo ed è soggetta alle distorsioni dovute dal fenomeno del pancaking, dunque è discriminatoria per quanto concerne gli scambi 
cross-border. B) Tariffa distance-based: utilizzata con efficacia in presenza di reti poco magliate, molto lineari e dove il flusso di gas è 
decisamente unidirezionale. Questa tariffa non ostacola gli scambi cross-border, in quanto ciò che conta ai fini del calcolo dell’importo 
da pagare è solo la distanza che il gas deve percorre, e pone, però, seri problemi di trasparenza, poiché discrimina potenziali nuovi 
entranti su un mercato liberalizzato dove è presente un incumbent. C) Tariffa entry-exit: applicata nei mercati più maturi e 
fortemente sostenuta dalla CE e dal Forum di Madrid. Sono le tariffe scelte dall’AEEG per il mercato italiano. Questa tariffa è data 
dalla somma di una tariffa d’ingresso alla rete (diversa per ogni singolo punto d’entrata) e da una tariffa d’uscita (anche qui, diversa 
per ogni singolo punto di uscita). La somma deve essere tale da coprire i costi marginali di lungo periodo sostenuti per trasportare il 
gas da quel particolare punto di entrata a quel particolare punto di uscita. Il pregio di questo tipo di tariffa è che, se si ammette la 
possibilità di corrispettivi di entrata o uscita negativi (cioè il TSO paga l’utente per utilizzare quel particolare nodo), allora le tariffe 




un’elevata volatilità dei prezzi, causata in larga parte da una domanda variabile, porta a sviluppare 
strumenti derivati per tutelare i produttori di gas. Si rende indispensabile così l’analisi dei prezzi 
andando ad individuare le principali borse di contrattazione dei suddetti derivati per comprenderne 
le peculiarità. Morgan prende in esame le possibili strategie di copertura incrociata, il c.d. cross-
hedging, le quali utilizzano strumenti derivati sul gas naturale per tutelarsi dalle possibili variazioni 
di prezzo dell’energia elettrica e le opzioni sullo spark spread. 
La volatilità di prezzi è determinata dagli squilibri fra l'offerta e domanda del gas naturale. 
L’entità del cambiamento nei prezzi è determinata dal formato dello squilibrio e dalla capacità dei 
produttori e dei consumatori di rispondere correttamente per alleviare lo squilibrio. Nel breve 
termine, sono le condizioni atmosferiche a rappresentare il driver primario della domanda di gas 
naturale. Poiché le condizioni atmosferiche possono cambiare in maniera inattesa, le variazioni 
improvvise nella richiesta di servizio possono manifestarsi, generando squilibri che devono essere 
compensati. Nel lungo termine, si segnala la necessità di sviluppare nuove risorse o l'occasione per 
aumentare l'uso delle tecnologie, motivo necessario affinchè si determini il prezzo di equilibrio. I key 
drivers del mercato includono:   
 la tendenza della domanda nel lungo periodo, che include i cambiamenti stagionali e 
quotidiani delle domande dei consumatori; 
 la volatilità di prezzi di gas; 
 la conservazione dei prezzi del gas naturale relativamente elevati nel lungo termine. 
Con lo spostamento dalle fonti tradizionali di rifornimento allo sviluppo di nuove alternative 
(GNL), il rifornimento del gas naturale tende ad aumentare la volatilità di breve durata dei prezzi, 
dovuta ad un declino nella flessibilità del rifornimento stesso, moderando invece il livello di prezzi 
del gas nel lungo termine. La volatilità di prezzi sarà influenzata dalla quantità di investimento 
nell'infrastruttura, compresi gli investimenti nella conduttura del gas naturale e nella capacità di 
stoccaggio, così come nella capienza di produzione di energia. 
 
3.1.6 Conclusioni     
          
Sono molti fattori che influenzano il prezzo del gas ed è difficile costruire un modello 
omnicomprensivo in grado di prevedere le evoluzioni future. Il mercato del gas si è man mano 
internazionalizzato grazie allo sviluppo dei gasdotti e del GNL. Anche lo sviluppo di mercati spot e 
finanziari ha contribuito ad omogeneizzare i prezzi del gas a livello globale. Negli ultimi cinque anni 
si è assistito a un forte aumento dei prezzi a livello globale: la crescita dell’economia mondiale, il 
link oil-gas e la speculazione sono stati i driver di questa crescita. L’ancoraggio al prezzo del 
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petrolio, legato ai contratti di fornitura di lungo periodo, ha forse giocato il ruolo più importante 
anche se non giustificato da fattori reali: il gas naturale ed il metano sono sempre meno alternativi, 
essendo il primo usato nella generazione elettrica e nel riscaldamento, ed il secondo nei trasporti. 
Anche la speculazione ha giocato un ruolo rilevante, in alcuni casi eccessivo; se è vero che essa è 
fondamentale per garantire liquidità al mercato, d’altro canto può causare numerosi problemi.  
Gli andamenti dei prezzi appena descritti nei paragrafi precedenti, vanno depurati dagli effetti 
delle clausole contenute nei contratti di importazione di lungo termine europei, che introducono uno 
sfasamento temporale tra i prezzi petroliferi e quelli del gas importato, sfasamento che invece è 
assente nei prezzi spot del gas sia negli Usa che in Europa. Riallineando i valori dei prezzi in 
corrispondenza del picco dei prezzi del petrolio, si nota che il gas spot ha raggiunto prezzi pari a 
meno della metà di quelli del petrolio a parità di contenuto energetico, mentre quelli dei contratti di 
lungo termine è risultato superiore al 70%. Successivamente i prezzi spot hanno seguito più 
l’andamento della domanda che quello dei prezzi del petrolio (il minimo è stato raggiunto in luglio), 
mantenendosi ben al di sotto del 50% rispetto a quelli del petrolio, e soprattutto si è assistito ad un 
riallineamento dei prezzi spot sulle due sponde dell’Atlantico. I prezzi dei contratti europei di lungo 
termine hanno continuato a seguire, con il consueto sfasamento, quelli del petrolio. Si è già 
accennato ad una prima motivazione di questi andamenti, ovvero alla drastica riduzione delle 
importazioni di GNL da parte degli Usa, ma il fenomeno può essere interpretato come una prima 
significativa evidenza di un progressivo disaccoppiamento dei prezzi del gas da quelli del petrolio 
(Fanelli, 2010). 
Inoltre, anche la questione volatilità rimane probabilmente un tassello chiave all’interno del 
puzzle del comportamento più o meno razionale dei mercati, soprattutto in quello del gas naturale, 
e come tale va affrontato in modo attento. Difatti tutta la letteratura sulla excess volatility dei 
mercati, è volta a ricordare che in qualche modo la volatilità in eccesso implica prevedibilità, e 














In quasi tutti i paesi europei si stanno sviluppando forme di organizzazione del mercato del gas 
volte ad incentivare lo sviluppo di mercati liquidi ed in grado di esprimere una quotazione del gas 
naturale indipendente. I tempi sembrano maturi perché questo processo sia avviato anche in Italia.                    
Gli elementi imprescindibili di un disegno di mercato volto a promuovere efficienza per l’intero 
settore visti in letteratura (Ref, 2009) sono riconducibili ai seguenti punti:  
 l’affidabilità e correttezze dei flussi informativi; 
 la revisione delle condizioni di accesso al sistema (ed in particolare allo stoccaggio); 
 l’implementazione di un meccanismo di bilanciamento basato su condizioni di mercato; 
 l’implementazione della borsa del gas come strumento di flessibilità del sistema. 
Essendo il gas una commodity che, per essere utilizzata, necessita di una rete, affinché si possa 
parlare di mercato liquido è importante che le contrattazioni si concentrino in luoghi definiti: questo 
avviene attraverso l’identificazione di punti di consegna del gas scambiato convenzionalmente 
riconosciuti nei contratti come luoghi di mercato. Le principali caratteristiche di tali mercati sono 
riconducibili ad alcune tematiche comuni: contratti di lungo termine, la presenza della formula take 
or pay a livello contrattuale, lo stretto legame tra paese produttore e consumatore, il problema del 
transito. 
 
4.1.2 Descrizione degli hub o trading point europei: i mercati organizzati a confronto 
      L’obiettivo della letteratura analizzata è stato quello di capire le differenze nelle diverse forme 
di organizzazione che si stanno sviluppando e gli elementi necessari per lo sviluppo della liquidità 
(Fiorenzani, 2009). Principalmente i diversi mercati internazionali del gas si possono distinguere in: 
 Hub128 fisici, dove si uniscono varie infrastrutture di trasporto ed interconnessione tra più 
paesi; 
 Hub virtuali, ossia contrattuali, punti di interconnessione tra infrastrutture e usati come 
punti di consegna dei contratti gas. 
                                                          
128 Potenzialmente ogni punto di entrata/uscita dalle grandi infrastrutture è un hub. La concentrazione degli scambi attorno ad un hub è    
un elemento fondamentale per lo sviluppo della liquidità di mercato. 
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In letteratura si definisce hub129, un punto contrattuale e di interconnessione dove convergono 
compratori e venditori per effettuare transazioni di gas naturale che può essere fisico o virtuale. Un 
hub fisico (o point-specific hub) (fig. 33) è un punto di interconnessione tra due o più infrastrutture 
(gasdotti internazionali, rigassificatori, stoccaggi) appartenenti a sistemi di trasmissione diversi, 
gestiti da differenti TSO130; normalmente, in Europa, questi hub si trovano alla frontiera tra due 
stati 131 . In alcuni casi, all’hub fisico si lega un trading hub, ovvero un mercato finanziario di 
contrattazione in cui si scambiano sia quantitativi di gas sia prodotti derivati132. Infine sono utilizzati 
normalmente come punto di consegna del gas in quanto punti di incontro del gas proveniente da 
diverse origini. 
 
Fig. 33: Schema di un tipico hub fisico. Fonte: Portatadino, 2004. 
Un hub virtuale 133  (o system hub) (fig. 34) è un punto virtuale all’interno di una rete di 
trasporto, un mercato standardizzato che simula le condizioni di un hub fisico in cui avviene una 
negoziazione accentrata di partite di gas naturale che prescinde dall’esatta localizzazione del gas 
negoziato, incentrandosi piuttosto su quantitativi non specificati di gas presente nel sistema 
                                                          
129  Ogni punto di entry/exit dalle grandi infrastrutture è un hub. Concetto sviluppato in USA, riferito a uno dei punti delle varie reti di 
trasporto in cui uno shipper o un trader potesse trovare vari servizi, tra cui: wheeling (spostamento su varie pipeline), parking 
(consegna ad una controparte per ritiro successivo), loaning (ritiro da una controparte), storage (diritto a consegne / ritirare gas), title 
transfer, etc…Un hub può essere il trading point dei mercati forward o futures (Henry Hub è l’hub della Sabine Pipeline, e fa da 
trading point del NYMEX). In Europa, sono simili Zeebrugge Hub e Baumgarten Hub. Completamente differenti sono NBP, TTF e PSV.  
130  Transport System Operator. 
131  Come ad esempio a Baumgarten in Austria, dove si allaccia il TAG. 
132  Oltre ad essere un hub fisico in cui confluiscono il gasdotto dalla Norvegia, l’Interconnector con l’Inghilterra e un rigassificatore è 
anche una borsa del gas, gestita dall’APX Gas ZEE, nella quale agiscono c.a. 55 controparti.   
133 Quasi tutti i TSO Europei hanno creato un hub virtuale. 
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nazionale dei gasdotti. In altri termini, l’hub virtuale è una piattaforma finanziaria legata al sistema 
di trasmissione nazionale o regionale di uno stato in cui vari competitors scambiano quantitativi di 
gas indipendentemente dalla sua provenienza. Ciò diventa quello che è chiamato “Borsa del Gas”. Lo 
svantaggio di questo tipo di hub è la ridotta flessibilità tecnica e commerciale tipica dell’hub fisico e 
la loro creazione è possibile solo in presenza di tariffe di trasporto di tipo entry/exit. La 
concentrazione degli scambi attorno ad un hub sia fisico che virtuale è fondamentale nel favorire lo 
sviluppo della liquidità del mercato. La letteratura sottolinea che quasi tutti i TSO europei hanno 
creato un hub virtuale (Ref, 2007). Perché un hub possa essere creato, fisico o virtuale che sia, ci 
devono essere i giusti presupposti ovvero:  
a) la disponibilità di quantitativi di gas da scambiare sul mercato spot; 
b) la disponibilità di infrastrutture adeguate; 
c) la normativa che faciliti la transizione verso un modello di mercato basato su trading hub; 
d) un numero minimo di partecipanti al nuovo mercato di scambio; 
e) una quantità minima di gas scambiato per far partire il mercato. 
 
Fig. 34: Schema di un tipico hub virtuale. Fonte: Portatadino, 2004. 
 
Le forme di organizzazione del trading presenti agli hub fisici e virtuali sono di varia natura: 
 Organizzazioni OTC (Over the Counter) con EFET Standard Agreements e piattaforme 
elettroniche (fig. 35): mercati sempre più liquidi non legati alla standardizzazione del 
prodotto sottostante, dove su prodotti come i forward o future il trade off è di natura 
creditizia e sono concentrati attorno agli hub (fig. 36). Gli indici dei mercati OTC ai principali 
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Fig. 35: Fonte: Miliardi di metri cubi (bcm). Considerati hub e borse di Gran Bretagna,  
Francia, Belgio, Olanda, Germania, Austria, Italia, 2008. 
 
Il tipo delle transazioni sul mercato OTC non è dissimile dalla tipologia del trading bilaterale che 
si è sviluppata nel mercato spot in corrispondenza dei principali punti di entrata nel sistema: 
- within-day: avvengono il giorno stesso del gas day ed il gas acquistato/venduto può essere 
utilizzato dagli shipper per mantenere in equilibrio il proprio portafoglio; 
- day-ahead gas: la consegna è fissata per il giorno successivo; il gas è utilizzato per il 
bilanciamento giornaliero (sbilanci prevedibili dallo shipper) e per l’arbitraggio sui prezzi; 
- spot di durata inferiore a tre mesi; 
- a media-lunga scadenza con durata compresa tra tre mesi ed un anno (Sala et al., 2002). 
 




Fig. 37: Gli scambi OTC ai principali hub. Fonte: Ref, 2009. 
 Le Borse di Gas o Gas Exchange (mercati spot): sono esperienze recenti, se si fa eccezione 
per le borse che si sono concentrate sul trading di prodotti finanziari in mercati già 
ampiamente sviluppati, come il Nymex americano e l’ICE londinese. In Europa esistono diversi 
operatori che gestiscono aste per prodotti standardizzati di gas (vedi fig. 38):  
 l’APX olandese; 
 l’EEX tedesco; 
 il Powernext francese; 
 la P-Gas italiana, la cui risposta alla proposta dell’AEEG della sua nascita con il 
































































































Le borse del gas sono nate 
dall’interesse di soggetti terzi a 
operare su hub “funzionanti 
correttamente”, per offrire prodotti 
finanziari “on top”
1 Include le maggiori borse europee del gas (escluso Nord Pool)
2 Essent, Moum, Electrabel e altri mid streamer
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I vantaggi delle borse (fig. 39) sono: 
- proporre forme di trading anonime, con ridotto o annullato rischio di controparte; 
- acquistare prodotti standardizzati, tipicamente di breve o brevissimo periodo (mercato 
spot) ad un prezzo pubblicamente quotato e pubblico. 
La rilevanza delle borse del gas non è tanto quella di rappresentare il luogo di mercato 
principale (Harris, 2005), ma 1) di costituire uno strumento di flessibilità aggiuntivo rispetto a quelli 
offerti dai gestori delle infrastrutture, con il vantaggio di consentire la possibilità di flessibilità 
finanziaria, oltre a quella fisica; 2) di fornire un indice di prezzo di riferimenti sia per i contratti 
bilaterali che per i contratti finanziari. In altre parole questi mercati, se ben funzionanti, dovrebbero 
consentire lo sfruttamento di tutti gli aggiustamenti possibili sul piano commerciale (scambi di 
posizioni di segno opposto tra gli operatori e/o con il gestore della rete) ricorrendo agli 
aggiustamenti fisici (aumento/diminuzione di immissioni e prelievi) solo in via del tutto residuale. 
Pertanto, la liquidità non deve essere considerata come il parametro principe della misura del 
successo delle borse del gas: più il mercato è efficiente e ben funzionante, minore dovrebbe essere il 
ricorso ai meccanismi di bilanciamento in tempo reale, con minori costi di gestione per tutta la 
collettività (Checchi, 2008). 
 
Fig. 39: Operatori che gestiscono aste per prodotti standardizzati di gas:le borse europee. Fonte: Ref, 2009. 
Tale risultato si raggiunge sia garantendo la disponibilità di diverse risorse di flessibilità per gli 
operatori, sia attraverso l’incentivo al bilanciamento dato dalla presenza di costi dello 
sbilanciamento legati alle condizioni di mercato del momento (Fiorenzani, 2009).  
E’ fondamentale che le borse si inseriscano in un mercato liquido: la presenza di potere di 
mercato può portare i prezzi sui mercati spot (fig. 40) a livelli tali da impedire che questi funzionino 
come mezzi effettivamente utili per il bilanciamento delle posizioni degli operatori di più piccole 
dimensioni. Le borse europee del gas sono nate da iniziative congiunte di regolatori, gestori di rete e 
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delle borse. In alcuni casi, come nel Regno Unito, il regolatore ha svolto negli anni un ruolo 
fondamentale nella definizione del disegno di mercato. Negli altri casi sono stati spesso i gestori di 
rete stessi a promuovere la creazione delle borse. I gestori delle borse sono tipicamente società 
altamente specializzate che, seppur indipendenti, vedono la partecipazione di: 
- gestori delle infrastrutture; 
- principali operatori del mercato; 
- operatori specializzati nella gestione dei mercati finanziari.                  
La regolazione ha il compito fondamentale di spingere e rendere possibili le borse del gas, 
affidando loro un ruolo istituzionale o comunque creando le condizioni perché gli scambi siano 
possibili. Tuttavia la creazione di borse o altre modalità di organizzazione del mercato rischiano di 
rimanere un mero esercizio poco utile agli operatori se gestori di rete da una parte e operatori del 
mercato dall’altra (soprattutto quelli in posizione dominante) non partecipano attivamente alle 
operazioni. Del resto la gestione delle borse viene più spesso affidata ad operatori indipendenti, 
specializzati proprio nella gestione delle transazioni finanziarie, in grado di offrire anche servizi 







Fig. 40: Scambi spot nelle principali borse europee. Fonte: Ref 2009. 
 
 Mercati di bilanciamento: nascono per lo più da iniziative private ma sono riconosciuti dalla 
regolazione; inoltre sono sviluppati in cooperazione con gestori di rete, operatori e istituzioni. 
Sono utilizzati principalmente per bilanciare le posizioni degli operatori. Il mercato è quindi 
uno strumento di flessibilità e le regole di bilanciamento sono severe: esse impongono costi 
che possono diventare elevati per gli shipper, che hanno importanti responsabilità. È il 
gestore della rete che gestisce il bilanciamento, acquistando e vendendo a prezzi di mercato 
(e talvolta anche sulle borse stesse) le partite di bilanciamento. Il bilanciamento di mercato è 
reso possibile dalla presenza di informazioni velocemente disponibili e affidabili sui prelievi 
effettivi (Ref, 2009). 
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Le informazioni sullo stato dei prelievi sono basate su: 
- misure affidabili e disponibili ai punti di entrata ed uscite della rete di trasmissione; 
- dati affidabili e disponibili velocemente sui consumi finali misurati (tipicamente grandi 
consumatori industriali); 
- tecniche avanzate ed affidabili di load profiling per la maggior parte dei consumatori 
minori non misurati giornalmente; 
- meccanismi dinamici di tipo econometrico che tengono conto delle temperature in 
tempo reale e sono usati spesso già in fase di nomination, o in alcuni casi in fase di 
allocazione dei prelievi totali ai singoli shipper. 
In alcuni casi il settlement del bilanciamento viene chiuso prima di avere a disposizione tutti i 
dati misurati: la rete considera i dati forniti dal load profile come definitivi, rimangono aperte le 
partite commerciali tra shipper e tra shipper e clienti finali. In letteratura queste tematiche vengono 
rilevate nell’approccio orientato a considerare le peculiarità della struttura dei mercati energetici, 
come problematiche riguardanti il load profiling (Joskow et al., 2004) e come opportunità derivanti 
dalla liberalizzazione (Defeuilley, 2009).  
Un’analisi dei mercati spot del gas naturale in Europa richiede immediatamente una 
precisazione: non esiste un unico mercato ma diversi mercati intercorrelati, ciascuno con le proprie 
specificità e peculiarità (Bianchi, 2010). È inoltre doveroso aggiungere che, anche dove il mercato è 
più liquido, si ha una fortissima influenza dei fondamentali fisici sulla struttura, legata alle reti, e sul 
livello dei prezzi. La presenza di tali mercati, soprattutto se organizzati con riferimento a un 
mercato finale molto ampio, ha il pregio di separare il momento dell’approvvigionamento da quello 
della vendita; è possibile ai venditori rifornirsi in un mercato “anonimo” al dettaglio, al quale 
possono confluire diversi venditori all’ingrosso, senza dover dipendere dall’impresa, che effettua le 
importazioni di uno specifico paese. 
La creazione di un mercato all’ingrosso (hub, fisico o virtuale) nel quale obbligatoriamente chi 
importa gas deve far confluire i propri contratti, senza che chi detiene i contratti di importazione 
possa direttamente vendere al cliente finale, presenterebbe il vantaggio di costituire un cuneo tra le 
condizioni contrattuali molto “leganti” che gli importatori subiscono e il cliente finale. Poiché ogni 
impresa venderebbe “al mercato” e non a uno specifico cliente, ciascuna impresa avrebbe un 
incentivo a competere genuinamente. Pur senza troppe illusioni sulle virtù salvifiche della 
concorrenza, e consapevoli che questo non sarebbe sufficiente a schiacciare il prezzo a livello dei 
costi, quanto meno in questo modo si eviterebbe la segmentazione del mercato che di norma emerge 
a causa del “combinato disposto” dei contratti take or pay e dell’assenza di un mercato centralizzato 
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all’ingrosso. I clienti finali si troverebbero a contrattare con trader che hanno uno stesso costo di 
acquisto (sul quale l’informazione sarebbe pubblica) e che non sono gravati da elevati costi fissi. 
Al fine di esemplificare con qualche numero, l’andamento degli ultimi mesi di alcuni di questi 
mercati è presentato in un grafico di comparazione dei prezzi per il prodotto day-ahead, relativo alle 
consegne per il giorno successivo. La scelta ricade su tale prodotto, sia per la maggiore disponibilità 
del dato (prodotto più liquido) sia perché è il prodotto che contiene più informazioni specifiche per 
ogni mercato. Infatti, se è vero che i prezzi tra i diversi mercati sono largamente correlati, elemento 
che si evince facilmente dal grafico (fig. 41), è vero anche che su base giornaliera le diverse 
situazioni di bilanciamento della domanda e dell’offerta, del meteo e del livello di riempimento degli 
stoccaggi, nonché dei physical constraints trovano qui la migliore rappresentazione (Bianchi, 2010). 
 
Fig. 41: Andamento dei principali mercati Spot Europei (Euro/Mwh – Platt’s). Fonte: Edison, 2010. 
Come si può vedere, c’è forte correlazione tra i mercati, unitamente ad una certa volatilità, che 
si realizza al suo massimo proprio nel prodotto day-ahead. Di grande interesse ai fini della ricerca 
risulta essere il PSV; per ragioni piuttosto articolate, ma che possono ricondursi ai già citati physical 
constraints, ad un dato momento all’inizio dell’inverno appena trascorso ha abbandonato il suo 
tradizionale spread per volare a livelli inaspettati e particolarmente interessanti per la community 
dei traders europei ed internazionali. 
 
4.1.3 Strutture e modelli rivolti al mercato spot (fig. 42) 
Si parla di mercati spot, quando il delivery avviene in tempi relativamente brevi (domani o  
nell’intra-day) e presentano alcune caratteristiche: 
- hanno consegna fisica con delivery <d+1 finalizzata all’ottimizzazione della posizione; 
- sono un mercato organizzato, ovvero la borsa si pone come controparte nelle 
transazioni, dove non vi è finalità di trading, né logica di speculazione; 
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- hanno finalità di bilanciamento; 
- presentano fluttuazione di prezzo non cosi ampia in un short term agreement. 
 
I mercati spot del gas in EU sono inoltre caratterizzati da: 
- una domanda ed offerta su base regionale; 
- una quantità commercializzate relativamente limitate ma in espansione; 
- un orizzonte di riferimento di breve termine; 
- un forte legame con i mercati finanziari. 
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Fig. 42: Organizzazione per Paese. Fonte: elaborazione propria, 2010. 
 
Punto di Scambio Virtuale (PSV)134 
Rappresenta la piattaforma di scambio organizzata da Snam Rete Gas all’interno del suo sistema 
(entry paid), ed è considerato come sistema il “NBP in Italia”, scontando l’assenza degli scambi 
dell’operatore dominante, regole di bilanciamento che non favoriscono il trading e finora una 
sostanziale incertezza regolatoria, è caratterizzato in fatti da procedure di autorizzazione complesse 
e da poco collegato a piattaforme di trading IPEX. 
Il PSV differisce dagli altri hub europei per standardizzazione dei contratti, gamma prodotti e 
per una borsa che è nata di recente (fig. 43). Rappresenta un hub virtuale con finalità di 
                                                          
134 In base alla delibera n.137/2002 dell’AEEG, uno dei più importanti attori dello scenario italiano del gas ha realizzato il cosiddetto PSV, 
mettendo a disposizione degli shipper un supporto informatico per potersi scambiare gas. Gli scambi avvengono su basi bilaterali e i 
prezzi sono riservati, l’azienda realizzatrice è un semplice intermediario.  
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bilanciamento. Derivano buone prospettive di sviluppo da capacità di trasporto in aumento, maggiori 











Fig. 43: Differenze principali del PSV rispetto ad altri hub Europei.                                                                 
Fonte: Elaborazioni personali-Prospex 2009. 
I principali ostacoli sono dovuti a: 
Scarsità fisica:  
- una scarsa capacità di import non legata a contratti di lungo periodo; 
- una carente offerta e legislazione di emergenza. 
Scarsa flessibilità nell’accesso al mercato: 
- il mercato della capacità è poco sviluppato; 
- è necessaria una dichiarazione obbligatoria della provenienza da paesi extraeuropei; 
- la difficoltà o impossibilità di accesso alla modulazione stagionale da stoccaggio; 
- nessuna fonte di flessibilità giornaliera (solo trading PSV). 
Responsabilità di bilanciamento sui gestori della rete: 
- con accesso allo stoccaggio riservato a prezzi non di mercato. 
 
 
1 Introduzione del mercato ex-post dalla delibera 165/09
2 Contratti standard presenti ma non indicati come modalità privilegiata
3 Presenza marginale di brokers
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National Balancing Point (NBP)  
La sua liquidità ed importanza derivano dal fatto che è il primo mercato di scambio del gas in 
Europa. Deve il suo sviluppo allo “spezzettamento” di British Gas (eliminando i contratti bilaterali 
fra produttori e il compratore monopolista), alla scelta di un “bilanciamento forte” e alla bolla gas 
creatisi in GB negli anni ’90. Il National Balancing Point britannico è il mercato più liquido e longevo 
(Natali, 2010a). Grazie alla produzione domestica molto significativa nonché all’approccio market-
oriented tipicamente anglosassone, risulta un mercato estremamente liquido e sviluppato (Little, 
2004). Possiede una piattaforma di Clearing e anche il mercato dei derivati associati è notevole. 
Alcune delle sue caratteristiche principali riguardano: 
- la necessità di un’autorizzazione governativa; 
- è il network code modello per tutti i sistemi entry/exit; 
- rappresenta un mercato del bilanciamento, presso cui tutti gli attori eliminano gli sbilanci di 
fine giornata derivanti da incertezze di produzione, importazione e consumi; 
- vede un grandissimo numero di attori coinvolti; 
- l’operatore di rete è direttamente sul mercato; 
- è collegamento diretto con mercati futures (ICE). 
Sicuramente rimarrà il mercato EU più importante per: 
- grandezza del mercato interno (80 Mld metri cubi annui); 
- importanza come centro del mondo finanziario; 
- numerosi progetti di importazione via gasdotto (langeled, BBL) e GNL. 
 
Zeebrugge Hub  
Situato all’incrocio di importantissimi gasdotti da Norvegia e GB, e impianto GNL, verso rete 
interna belga e gasdotti di transito da/verso Olanda, Germania e Francia. Situato in Belgio. 
Zeebrugge localizzato in Belgio è un caso peculiare di coincidenza tra hub fisico e trading hub 
essendo l’importantissimo hub di giunzione tra l’interconnector dagli UK, dello Zeepipe dal Mare del 
Nord e di un’importante capacità di rigassificazione installata. Alcune delle sue caratteristiche 
fondamentali sono: 
- ha una procedura di iscrizione molto semplice; 
- non richiede alcuna autorizzazione governativa; 
- presenta due strutture di costi; 
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- è collegato ad APX per spot e prompt trading. 
 
Ha un ruolo rilevante per la prossimità all’impianto GNL più liquido d’Europa, ma è fortemente 
influenzato da NBP e cannibalizzato da TTF in Olanda in quanto: 
- non ha un mercato finale direttamente collegato; 
- ha una liquidità direttamente proporzionale ai flussi su Interconnector; 
- precedentemente era dominato da Distrigas; 
- non ha stoccaggio “negoziato” direttamente ma collegato; 
- viene usato soprattutto come basis rispetto NBP e altri mercati continentali. 
 
Title Transfer Facility (TTF) 
Piattaforma di scambio organizzata da Gas Transport Services per gas all’interno del suo sistema 
(entry paid), fa da compensatore per i vari mercati, grazie alla notevole flessibilità del gas nazionale 
(Groningen field). Il TTF pur non avendo un posizionamento fisico altrettanto strategico si è 
velocemente sviluppato grazie ad un approccio molto market-oriented e trading-oriented 
implementato dai gestori della principale piattaforma APX-Endex. Si contraddistingue per: 
- una procedura di iscrizione molto semplice; 
- non necessità di nessuna autorizzazione governativa; 
- collegato ad APX per spot e prompt trading. 
 
Attualmente è il mercato del gas più liquido dell’Europa continentale, grazie a: 
- un mercato finale direttamente collegato con molteplici attori; 
- una disponibilità di flessibilità contrattuale e fisica; 
- una volontà di partecipazione dell’operatore dominante (GasTerra). 
 
CEGH (Baumgarten Hub)  
È la new entry nel panorama dei trading points, in quanto nonostante fosse già presente una 
piattaforma per il title tracking, da pochi mesi ha compiuto uno scatto in avanti con la creazione di 
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una vera propria Borsa con Clearing. È situato all’arrivo del gas russo, con gasdotti per Germania 
(WAG) Italia (TAG) Ungheria e consumo locale, inoltre le principali caratteristiche individuano: 
- una procedura di iscrizione molto semplice (credit check); 
- nessuna autorizzazione governativa; 
- uno sviluppo di clearing house con Wiener Börse; 
- una difficoltà relativa all’allocazione di gas e misura. 
Al momento possiede una liquidità molto bassa, ma sta per proporre servizi più stabili (firma di 
un Operating Balancing Agreement tra trasportatori) e sicuri attraverso una “Borsa”. Le principali 
problematiche derivano dalla presenza di un solo fornitore potenziale e distacco da mercato a valle, 
mentre le prospettive derivano da servizi di stoccaggio e capacità disponibili su WAG e TAG. 
 
Virtual Trading Point EGT 
Rappresenta una piattaforma di scambio organizzata da E.On Gas Transport per gas all’interno 
del suo sistema (entry paid), e la sua importanza deriva dall’essere collegato al mercato europeo più 
importante, allo stesso tempo però sconta la lentezza dell’operatore dominante nell’ adattarsi a 
logiche di trading. Alcune sue caratteristiche: 
- ha una procedura di iscrizione molto semplice; 
- non necessità di alcuna autorizzazione governativa; 
- è collegato ad EEX per spot e prompt trading. 
La sua importanza prospettica deriva dall’essere collegato direttamente o indirettamente a tutti 
i mercati europei, e alla nuova volontà dell’operatore dominante. 
 
Point d’Echange du Gaz (PEGs) 
Rappresentano piattaforme di scambio organizzate da GRTgaz per gas all’interno del suo sistema 
(entry paid), e stanno aumentando la loro liquidità per i meccanismi di bilanciamento messi in atto, 
per la vicinanza ad altri mercati spot e per l’unione di aree di bilanciamento. I loro aspetti 
fondamentali: 
- hanno una procedura di iscrizione complessa; 
- necessitano di autorizzazione governativa; 
- sono collegate ad Powernext per spot e prompt trading. 
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Le infrastrutture di importazione e GNL consentono inoltre il collegamento ad altri mercati (fig. 
44); il loro mercato ancora contenuto a day ahead, balance of month e month ahead. 
 
Fig. 44: Pricincipali mercati e volumi scambiati sugli hub europei.Fonte: elaborazione propria. 
 
4.1.4 I modelli del gas in Europa rivolti al mercato forward/futures 
Le borse energetiche sono prevalentemente rivolte al mercato forward/futures. Esse sono: 
APX/ENDEX: Oltre ad essere una borsa elettronica, rappresenta anche un mercato di bilanciamento. 
Nata nel 1999 APX B.V è uno dei gruppi con maggiore esperienza nell’ambito delle borse energetiche 
ed è controllata da 3 società: 
- TenneT Holding B.V. è il TSO olandese (linee ad alto voltaggio); 
- Nederlandse Gasuine, realizza infrastrutture per il gas e possiede Gas Transport 
Service, il TSO olandese; 
- Fluxys N.V, operatore belga attivo sul trasporto di gas naturale sulla rete e le 
infrastrutture di stoccaggio.  
Rispetto all’assetto societario del 2007, APX Power Ltd è confluita in APX Commodities Ltd. Controlla 
il 10% di Belpex, la Borsa Energetica Belga. APX B.V. ha maturato la quota di controllo del 100% su 
APX Gas Zee (mediante l’acquisizione avvenuta nel marzo 2008) della quota (42%) di Huberator S.A. 
Attualmente il gruppo sta valutando la possibile integrazione con l’ENDEX (European Energy 
Derivatives Exchange) olandese con focus sull’operatività sul gas naturale. Opera sui mercati del gas 
naturale in Olanda, Regno Unito e Belgio. APX sta guardando con interesse a possibili interazioni 
societarie a livello internazionale.  
EEX: la cooperazione tra EEX e Powernext mostra la presenza di un mercato spot comune basato a 
Parigi. Entrambe detengono il 50% della NewCo dove hanno trasferito le loro intere attività spot. È 
presente un mercato comune per prodotti derivati basato a Leipzig. L’attività di Clearing di tutti i 
prodotti Spot e Derivati viene effettuata attraverso la European Commodity Clearing (ECC). 
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PowerNext: Powernext ha lanciato il trading sui mercati Spot e Future sul PEG (Point d’Echange de 
Gas). Dal 2009 utilizza i servizi di Clearing e Settlement di ECC, società indipendente responsabile 
per il Clearing di EEX AG. Powernext day-ahead è il mercato spot dove sono trattati contratti sul 
giorno dopo. PowerNext Future rappresenta il mercato future (dove possono essere trattati contratti 
a 3 mesi, 4 trimestri e 3 anni). Powernext Balancing GRTGaz permette al TSO (GRTGaz) di coprire le 
proprie necessità di bilanciamento. 
 
Alcune considerazioni 
La rassegna internazionale (Fiorenzani, 2009a) evidenzia come per lo sviluppo delle borse del gas 
e dei mercati di bilanciamento non sia considerata indispensabile la presenza di misurazioni sul 
periodo di bilanciamento per tutti i clienti misurati. La necessità di conoscere in tempo reale la 
situazione dei singoli shipper ha incentivato lo sviluppo di tecniche di load profiling complesse ma in 
grado di assicurare un elevato livello di affidabilità. 
L’applicazione del load profiling consente di ricostruire un profilo non noto per il consumo di gas 
dei diversi utenti sui periodi rilevanti ai fini del bilanciamento, a partire dal dato misurato su un 
periodo di tempo più lungo, attraverso opportune metodologie statistiche. La scelta di meccanismi di 
load profiling non affidabili ha conseguenze importanti per il sistema: 
 iniquità per i consumatori finali che rientrano nel load profiling: i consumatori con 
profili di consumo relativamente costanti o concentrati nei periodi di prezzi bassi 
sovvenzionano quelli con consumi concentrati nei periodi di prezzi elevati; 
 costi più alti per il sistema, che passano attraverso: 
- rischi finanziari elevati per i fornitori, con conseguente inclusione del premio al 
rischio nei prezzi, che aumentano quanto maggiore è il tempo di attesa per 
conoscere i conguagli definitivi; 
- scarsa efficienza del bilanciamento ed impossibilità per gli operatori di 
minimizzare gli sbilanciamenti: ne derivano degli aumenti nel costo del gas per gli 
utenti finali. 
La soluzione adottata nell’esperienza europea per ovviare a questi problemi è duplice. Da un 
lato la predisposizione di tecniche complesse: in particolare la metodologia che sembra affermarsi è 
quella di load profiling per categoria, che vengono aggiustati in tempo reale sia in base a modelli 
econometrici e che consentono di valutare il diverso effetto delle condizioni metereologiche 
effettive sulle diverse categorie di consumatori, sia in base al prelievo complessivo registrato. 
Dall’altro la minimizzazione dei rischi di sbilanciamento per gli operatori dovuti agli errori 
di load profiling, attraverso modalità quali l’utilizzo di: 
- previsioni effettuate attraverso i modelli econometrici (basati sulle stimeottenute per le 
variabili metereologiche) per le nominations (Austria); 
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- stime di prelievo effettuate attraverso il load profiling anche per il settlement definitivo nei 
confronti della rete: eventuali correzioni note al momento delle misurazioni effettive 
rimangono valide solamente per fini commerciali: aggiustamenti tra shipper e fatturazione ai 
clienti finali (Olanda e Inghilterra); 
In ogni caso le tecniche di load profiling vengono studiate da comitati di esperti che considerano 
anche i dati storici e in alcuni casi dati di consumatori di piccole dimensioni misurati proprio a scopo 
di campionamento, aggiornati periodicamente in base agli errori rilevati e comunicati dagli operatori. 
L’applicazione delle tecniche di load profiling avviene sulla base di dati misurati per l’immissione in 
rete e per i prelievi dei clienti di maggiori dimensioni affidabili e disponibili in tempi rapidi. 
Le informazioni sullo stato dei prelievi sono basate su: 
 misure affidabili e disponibili velocemente ai punti di entrata ed uscite della rete di 
trasmissione; 
 dati affidabili e disponibili velocemente sui consumi finali misurati (tipicamente grandi 
consumatori industriali); 
 tecniche affidabili di load profiling per i consumatori minori non misurati ogni giorno. 
Inoltre i meccanismi dinamici di tipo econometrico che tengono conto delle temperature in 
tempo reale sono usati spesso già in fase di nominations, in alcuni casi in fase di allocazione dei 
prelievi totali ai singoli shipper. In alcuni casi il settlement del bilanciamento viene chiuso prima di 
avere a disposizione tutti i dati misurati: la rete considera i dati forniti dal load profile come 
definitivi, rimangono aperte le partite commerciali tra shipper e tra shipper e clienti finali.  
 
Proposte di riforma per il mercato italiano 
Alla luce dell’affermarsi di nuove organizzazioni di mercato (fig. 45), si rende necessario 
pensare ad alcune proposte di riforma per la struttura italiana: 
1) migliorare il sistema di misurazione ai punti di entrata ed uscita della rete di trasmissione; 
2) migliorare ed affinare il meccanismo di load profiling (necessità di campioni di consumatori 
finali misurati; ma la necessità di riforma è urgente e si dovrebbe partire con i dati 
disponibili); 
3) definire in maniera vincolante responsabilità e tempi per la trattazione delle misure e dei  
profili standard; 
4) rimuovere la legislazione di emergenza per facilitare l’accesso al mercato; 
5) consentire l’accesso alla flessibilità stagionale: accesso allo stoccaggio di modulazione oggi 
riservato al civile, aumentando la flessibilità ed il numero di servizi di stoccaggio, 
prevedendo anche servizi a mercato; 
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6) creare una flessibilità giornaliera; 
7) creare flessibilità per il sistema e maggiore liquidità; (fig. 46) 
8) creare un meccanismo di bilanciamento giornaliero o mensile basato su meccanismi di 
mercato; creare le condizioni per il bilanciamento degli operatori attraverso la flessibilità 






















1 Include NBP OTC, ICE, OCM e APX GB
2 Include Zeebrugge OTC e APX Zeebrugge
3 Include TTF OTC, Endex e APX NL
4 Dati 2007
5 Calcolato solo sul consumo olandese, non su consumo più export
6 Pari al 19,7% dei volumi fisici transitati per Zeebrugge nel 2008 (47,5 bcm)
7 Percentuale su volumi E.on Gastransport 2008
8 Pari al 7,7% dei volumi fisici transitati per Baumgarten nel 2008 (57 bcm)











Fig. 46: Liquidità dei mercati Europei. Fonte: Direttorato della Competizione della Commissione Europea 
(2007), Relazione dell’Autorità per l’Energia Elettrica e il Gas 2009. Fonte: elaborazione propria 
 
4.1.5 Conclusioni 
Fattore distintivo dei mercati del gas appena descritti, risulta essere la loro co-integrazione, 
come risposta alla crescente interdipendenza dei mercati. Tra i principali trend si stanno affermando 
aggregazioni fra i diversi operatori di Borsa che si basano su un modello di business aperto. La 
cooperazione si fonda sull’aspettativa di una riduzione dei costi per i partecipanti al mercato grazie 
all’armonizzazione di procedure e sistemi e al fattore scala dei servizi di clearing, a loro volta i 
partecipanti beneficiano di un sistema di clearing attivo su diversi mercati (cross-margin). Queste 
sono le attuali spinte manifestate dalle principali Borse europee che sottolineano come obiettivo 
prioritario per ciascuna sia la possibilità di allargare l’ambito d’azione su scala continentale.                         
La disponibilità di misure giornaliere per tutti i consumatori e la definizione legislativa di una 
rigida organizzazione di mercato, così come l’incremento artificiale della liquidità sui principali 
mercati possono aiutare ma non sono le azioni più urgenti; la liquidità di mercato deve essere un 
risultato e non un punto di partenza delle riforme. Sarebbe utile una road map che definisse i diversi 
passi del processo di riforma indicando gli obiettivi e le priorità nella cointegrazione dei mercati (AGI, 
2011). Parlando di gas la dimensione europea ormai è quella "minima" perchè di mercato si possa 
parlare. Il superamento delle barriere avverrà perchè è una esigenza anche per la sicurezza di 
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La presenza di organizzazioni di mercato flessibili e che consentono l'accesso da parte di 
operatori anche solo finanziari o comunque privi di asset specifici nel pease, è in grado di dare un 
contributo importante all'abbattimento delle barriere e alla creazione del mercato unico. Non è 



























Con riferimento al mercato gas, mentre la rete nazionale non sembra presentare particolari 
criticità, essendo le congestioni praticamente assenti, rimane il fattore strategico che è costituito 
dalle infrastrutture di interconnessione con l’estero, siano esse costituite da gasdotti o da 
rigassificatori. Ciò in virtù del fatto che le importazioni in Italia coprono ormai circa il 90% dei 
consumi (tab. 11). Già per l’anno termico scorso, il potenziamento del gasdotto TAG (che trasporta il 
gas russo attraverso la frontiera con l’Austria) e l’entrata in funzione del rigassificatore off-shore di 
Cavarzere hanno consentito un aumento della capacità disponibile da 321 a 365,4 milioni di 
m3/giorno. In tal modo è stato possibile diminuire del 3,5% il tasso di saturazione della capacità, che 
era giunto al 91,5%. La situazione sembra destinata a migliorare ulteriormente nel prossimo futuro, 
essendo previsto un numero rilevante di progetti di investimento che dovrebbero apportare una 
capacità aggiuntiva stimabile in circa 40 miliardi di metri cubi annui entro il 2012 (più del 50% del 
consumo interno lordo italiano nel 2009). Ciò nonostante a partire dal Luglio scorso abbiamo assistito 
ad un impennare dei prezzi in Italia, a causa dell’interruzione temporanea del Transitgas. Lo scopo 
del presente capitolo è dunque quello di investigare le interdipendenze di prezzo tra i diversi 
mercati, vista la recente cointegrazione, con particolare attenzione agli impatti che le infrastrutture 
fisiche e il loro funzionamento hanno avuto sulla struttura di dipendenza della dinamica dei prezzi 
relativamente al caso Transitgas (shock da infrastruttura) con un’analisi econometrica. 
 
 
Tab. 11: Capacità Gas in Italia. Elaborazione propria su dati Edison, 2010. 
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5.1.2 Osservazione di breve periodo: effetto sui prezzi della chiusura di un’infrastruttura: il 
caso di studio Transitgas 
 
Il contesto 
Il gasdotto Transitgas (vedi cap.1, par. 1.1.2.3) è lungo 293 km. Si connette a Wallbach con il 
Trans Europa Naturgas Pipeline GmbH (TENP), a Passo Gries con la rete di SNAM Rete Gas S.p.A (fig. 
47). La sezione TRG23 presso Guttannen è stata chiusa per ragioni di sicurezza il 23 Luglio scorso, in 
seguito a delle frane, a causa di alcuni smottamenti dovuti a piogge e la sua riapertura è avvenuta a 
fine anno 2010, in quanto la zona doveva essere messa in sicurezza.  
Il gasdotto che appartiene a una società privata, ha affittato gli impianti a Eni SpA. La condotta 
è strategica per l’Italia che attraverso l’impianto importa il 25% del proprio fabbisogno energetico. Il 
Transitgas ha una capacità di 8 miliardi di metri cubi l’anno, non mette a rischio la sicurezza degli 
approvvigionamenti italiani, se non intervengono contestuali eventi straordinari come un inverno 
molto rigido, ma può implicare effetti sui prezzi del mercato del gas, dimostrando come le 
infrastrutture giochino un ruolo fondamentale nella determinazione del prezzo gas.  
Ancora una volta emerge quindi il problema della carenza di infrastrutture energetiche di 
trasporto e di stoccaggio nel settore del gas mette l’Italia che mette a rischio gli 
approvvigionamenti, tanto che il Ministero dello Sviluppo Economico ha avviato un’indagine 
conoscitiva sulla situazione del mercato del gas naturale italiana135 e con la prima delle lettere 2 
settembre 2010 ha emanato indirizzi agli operatori per la salvaguardia della continuità e della 
sicurezza degli approvvigionamenti, per il funzionamento coordinato degli stoccaggi e per la 
riduzione della vulnerabilità del sistema nazionale del gas naturale pur in presenza della interruzione 
delle importazioni attraverso il punto di entrata di passo Gries, a valle del gasdotto Transitgas.  
Con la seconda delle lettere 2 settembre 2010 il Ministero ha segnalato all'Autorità l'opportunità 
di valutare interventi al fine di agevolare gli adempimenti in capo ai titolari di capacità di 
stoccaggio; e così l’AEEG con la deliberazione ARG/gas, 142/10 ha adottato disposizioni transitorie 
ed urgenti in materia di corrispettivi di bilanciamento per la gestione dei servizi di trasporto e 
stoccaggio, volti ad agevolare l'utilizzo delle capacità di stoccaggio conferite, in linea con le finalità 
indicate nella seconda lettera del Ministero. Considerando, inoltre, che: 
                                                          
135
 È stata avviata l’Istruttoria conoscitiva sulla situazione del mercato del gas naturale nel periodo estivo, anche a seguito dell’interruzione 
del gasdotto Transitgas che collega il sistema del gas naturale italiano con quello del nord Europa, soprattutto in considerazione 
dell'urgenza legata al prossimo termine della campagna di iniezione in stoccaggio del prossimo anno. 
 
 169 
 anche a seguito del sopra richiamato intervento dell'Autorità non si è riscontrato un 
apprezzabile aumento dei quantitativi complessivamente iniettati in stoccaggio;  
 nell'incertezza legata alle tempistiche legate al ripristino del sistema di trasporto 
Transitgas, l'indisponibilità delle importazioni attraverso il punto di entrata di passo Gries, 
deve necessariamente essere compensata con le azioni previste negli indirizzi del 
Ministero dello sviluppo economico attraverso maggiori importazioni dagli altri punti di 
entrata del sistema di trasporto e, in particolare, dal punto di entrata di Tarvisio, a valle 
del sistema di trasporto gestito dalla società austriaca Trans Austria Gasleitung GmbH (di 
seguito: TAG GmbH);  
 le informazioni inviate dalla società Snam Rete Gas S.p.A evidenziano un sottoutilizzo 
della capacità conferita, lato Italia, al punto di entrata di Tarvisio, anche successivamente 
all'interruzione del servizio sul gasdotto Transitgas, avvenuta in data 23 luglio 2010;  
 le informazioni pubblicate dalla società TAG GmbH, relative all'utilizzo della capacità di 
trasporto conferita sull'omonimo gasdotto al confine italo-austriaco, lato Austria, 
confermano la presenza, anche successivamente al 23 luglio, di significative capacità non 
utilizzate;  
 i quantitativi di gas naturale importato al punto di entrata di Tarvisio hanno subito un 
incremento solo nell'ultima parte del mese di settembre, in corrispondenza di riduzioni dei 
quantitativi importati dai punti di entrata di Gela e Panigaglia;  
 in presenza di non completa utilizzazione, in valore atteso alla fine del periodo estivo, 
delle capacità di stoccaggio disponibili sul sistema italiano, le quotazioni spot, con 
consegna su base giornaliera o mensile del gas naturale al PSV sono sostanzialmente 
allineate con quelle relative al successivo periodo invernale;  
 i differenziali tra i prezzi per quantitativi di gas con consegna al Punto di Scambio 
Virtuale, su base spot o per il successivo periodo invernale, e quelli registrati nel mercato 
spot per consegne ai principali hub europei, determinati sulla base delle quotazioni 
rilevabili dalle principali piattaforme di negoziazione e delle informazioni rese disponibili 
dagli operatori nell'ultima parte del mese di agosto e nella prima parte del mese di 
settembre, risultano mediamente compresi tra 5 e 7 €/MWh; e che tali differenziali, tipici 
di situazioni in cui la capacità di trasporto risulta completamente utilizzata, non sembrano 
congruenti con il mancato incremento dell'importazione di gas naturale in Italia attraverso 




Fig. 47: Posizionamento Transitgas.  Fonte: Edison, 2010. 
L'istruttoria dell’AEEG si è focalizzata su due direttrici principali:  
 il non completo sfruttamento della capacità di iniezione negli impianti di stoccaggio, pur in 
presenza di indirizzi del Ministero dello Sviluppo economico in tale direzione;  
 l'utilizzo solo parziale delle capacità di trasporto da alcuni punti di entrata nel sistema 
nazionale, in particolare dal punto di ingresso di Tarvisio, connesso al gasdotto austriaco TAG, 
nonostante la prolungata interruzione del gasdotto Transitgas. 
L'Autorità ha inoltre acquisito dalle imprese di trasporto e dagli operatori, informazioni e dati 
utili all'eventuale predisposizione di interventi di competenza, anche in considerazione dell'urgenza 
legata al termine della campagna di iniezione in stoccaggio. A tale proposito l'Autorità ha valutato 
positivamente la recente decisione della Commissione europea che si propone di "aprire l'accesso ai 
mercati italiani del gas promuovendo la concorrenza e prezzi di fornitura inferiori per famiglie ed 
imprese". L'Antitrust europea ha, infatti, determinato la separazione proprietaria di alcune rilevanti 
infrastrutture di trasporto europeo, contribuendo così a rendere più efficaci gli strumenti regolatori 
per l'incentivazione degli investimenti e per l'efficiente gestione delle capacità di trasporto 136 . 
 
                                                          
136 Il 29 settembre scorso, la Commissione Ue ha reso giuridicamente vincolanti gli impegni offerti dall'Eni sulla cessione delle sue 
partecipazioni nelle imprese che detengono e provvedono al funzionamento ed alla gestione della capacità di trasporto nei gasdotti 
internazionali TAG, TENP, Transitgas per l'importazione in Italia. In precedenza, obblighi analoghi hanno riguardato le società tedesche 












Fig. 58: Transitgas, Fonte: Edison, 2010 
 
 
Fig. 48: Rete di trasporto Transitgas. Fonte: Edison, 2010. 
 
Alcune osservazioni sulla capacità 
Nel mese di Giugno 2010 l’ingresso di Passo Gries ha mediamente introdotto in Italia 33.9 
Mcm/giorno, pari al 19% dell’import totale ed al 23% dei consumi. Il blocco del Transitgas ha 
azzerato l’import da Passo Gries. La chiusura del Transitgas (avvenuta di venerdì) è stata recepita 
dal mercato con un rialzo solo dal secondo giorno di contrattazione (martedì 27 Luglio 2010). 
Dal punto di vista della concorrenzialità dei prezzi, nel nostro Paese, la chiusura del Transitgas, 
che collega l'Italia con i ben più liquidi mercati del Nord Europa, ha prodotto alcuni effetti. 
Successivamente alla comunicazione del prolungarsi dell'interruzione almeno per i mesi autunnali, 
infatti, i prezzi spot si sono portati a livelli superiori a quelli degli hub europei con differenziali 
mediamente compresi tra i 5 e i 7 euro/Mwh. E' chiaro che questa situazione favorisce i soggetti che, 
legati dai contratti di lungo termine take or pay, cercano di difendere il proprio mercato da nuovi 
venditori che più facilmente potrebbero approvvigionarsi sui mercati spot europei; ma questo, pur 
legittimo interesse dei venditori attuali non coincide con l'interesse dei consumatori italiani. 




Misure in atto per aumento di liquidità sulla piattaforma P-Gas 
Facilitare lo scambio di quote di gas su base volontaria sulla piattaforma P-gas su GME Gas 
Exchange, incrementandone la liquidità anche nell'ottica di contenere gli effetti negativi dello stop 
del gasdotto Transitgas è uno dei risultati della riunione tenuta al Tavolo gas presso il Ministero dello 
Sviluppo Economico. Nello specifico, nell'incontro è stato stabilito che il regolamento della 
piattaforma sarà modificato per consentire un più agevole scambio di partite di gas aggiuntive 
rispetto alle quote obbligate di import e royalty attualmente negoziate sul nuovo punto di scambio. 
Favorire l'offerta di gas su base volontaria, già prevista dal decreto sulla P-gas e che ora potrà partire, 
rappresenta una misura in primo luogo per la liquidità del mercato legata anche alla sicurezza degli 
approvvigionamenti alla luce del nodo Transitgas. 
Si renderanno infatti disponibili quantitativi aggiuntivi di gas all'ingrosso in grado di offrire 
un'opportunità ulteriore di approvvigionamento per gli operatori che utilizzavano prevalentemente 
quel gasdotto. Questi ultimi con la fermata del tubo hanno visto restringersi il raggio delle forniture 
possibili, con potenziali effetti negativi anche sui prezzi. Sempre in relazione al Transitgas, nella 
riunione il Mse ha anche reso noto che sarà a breve inviata alle autorità svizzere una richiesta 
formale perché siano il più possibile velocizzate le autorizzazioni ai lavori di ripristino della piena 
operatività dell'infrastruttura, con particolare riferimento all'aggiramento con un pezzo di nuova 
linea dell'area interessata dalla frana. 
Nei giorni scorsi in una riunione del Comitato sulla sicurezza degli approvvigionamenti sul 
Transitgas, il Mse ha raccomandato agli operatori di favorire il più possibile il riempimento degli 
stoccaggi in vista della prossima stagione invernale. Per quanto riguarda gli altri due punti all'ordine 
del giorno, infine, è stato anche analizzato il percorso di evoluzione della stessa piattaforma del GME. 
 
Il caso di studio Transitgas 
I dati utilizzati 
Innanzitutto va specificato come sui mercati spot che andremo ad analizzare, i prodotti che 
possono essere scambiati sono standardizzati e sono stati identificati per dare opportunità di 
arbitraggio anche a livello europeo. Il mercato spot è relativo alle contrattazioni: 
 Giorno (d+1 e d+2) 
 Settimana (da Lunedì a Venerdì) 
 Week-end (Sabato e Domenica) 
 Balance of the Month 
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Il sistema di negoziazione avviene a Contrattazione continua con un’Asta preliminare di 
apertura. Al fine della gestione dell’asta di apertura, è da prevedere l’utilizzo di meccanismi di 
definizione del prezzo che mirino alla massimizzazione della liquidità del mercato.  
Per quanto riguarda al prezzo di riferimento di chiusura non si ritiene necessario utilizzare 
un’asta di chiusura ma si intende una regola che si basa sulle contrattazioni concluse sulle Borse 
nelle giornate di riferimento. L’integrazione sembra essere la risposta alla crescente interdipendenza 
dei mercati. Le attuali spinte manifestate dalle principali Borse Europee sottolineano come obiettivo 
prioritario per ciascuna sia la possibilità di allargare l’ambito d’azione su scala continentale. 
La tipologia delle transazioni eseguibili sui mercati spot del gas è così suddivisa: 
 negoziazioni infragiornaliere (within-day): avvengono attraverso il cd. mercato intraday, vale 
a dire che le transazioni si effettuano il giorno stesso della consegna13; attraverso questo 
mercato il gas acquistato/venduto può  essere utilizzato dagli shipper per mantenere in 
equilibrio il proprio portafoglio. Il trading viene chiuso generalmente due/tre ore prima della 
consegna; 
 negoziazioni giornaliere (one day-ahead o two days-ahead): avvengono tramite il cd. 
“mercato del giorno prima” e la consegna è fissata per il giorno successivo o per quello 
ancora seguente14; il gas è utilizzato principalmente per il bilanciamento giornaliero (sbilanci 
prevedibili dagli shipper) e per sfruttare eventuali opportunità di arbitraggio sui prezzi. Le 
negoziazioni sono consentite generalmente fino al giorno non festivo precedente la consegna; 
 negoziazioni fine settimana (Week-end Strip) per consegna nella settimana successiva, che 
avvengono tramite il mercato del giorno prima (non previste dai mercati CEGH Gas Exchange 
e Nord Pool Gas).  
Nella presente ricerca si soffermeremo sull’analisi dei Prezzi Day Ahead. 
L’unità di misura delle transazioni svolte presso i mercati europei è generalmente il MWh. Le 
quotazioni sono di conseguenza espresse in €/MWh, in pence/MWh e in pence/therm con due (EEX, 
ENDEX) tre (APX Gas NL e Powernext) o quattro (APX Gas UK e BE) cifre decimali dopo la virgola in 
base a quanto stabilito dagli stessi mercati. L’output di consegna equivale generalmente a 1MW per 
ciascuna ora giornaliera, quindi 24 MWh/giorno, nei mercati che utilizzano tale unità di misura, 
oppure a 1.000 therms. La quantità minima negoziabile varia invece da mercato a mercato ed è pari 
a18: 
 10 MW in Germania (EEX); 
 30 MW in Austria (CEGH); 
 250 MWh in Francia (Powernext); 
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 10 MW per i contratti mensili e trimestrali e 30 MW per i contratti annuali su ENDEX; 
 5 lotti da 1.000 therms per consegna presso NBP e 10 lotti da 1.000 therms per consegna 
presso il TTF olandese sull’ICE. 
Anche le variazioni minime di prezzo possono differire e sono comprese tra 0,01 €/MWh e 0,025 
€/MWh, mentre per i mercati che usano il therm come unità di misura ammontano a 
0,01pence/therm. 
Inoltre il PSV, essendo un mercato OTC è poco regolamentato e non ci sono quotazioni As-Is ma 
bisogna ricorrere a dei provider di quotazioni, rispetto alle altre due borse e piattaforme. Questo è il 
motivo perché sul punto di scambio virtuale siamo in assenza di alcune informazioni relative ai 
volumi scambiati e al numero dei traders.  
Abbiamo utilizzato i dati Gaspool, ovvero della borsa della piattaforma EEX-NG (Germania), 
mentre per APX ENDEX abbiamo fatto riferimento a quella del TTF (Olanda). 
È importante ricordare come la maggior parte degli scambi avviene OTC, mentre la presenza 
delle borse regolamentate favorisce la trasparenza (tipica grazie alla presenza della Clearing House) 
nella contrattazione del pricing. Esistono i prezzi medi OTC (fissati tra due parti, altamente rischiosa 
come contrattazione) e i prezzi borsa (fissati tra tutti i venditori presenti sulla piazza della borsa), 
ma i prezzi vengono dettati dalla borsa stessa. Infatti per effettuare l’analisi analisi del pricing sono 
stati considerati i prezzi della commodity borsa.  
Ha senso fare un modello spread con correlazione lineare tra le tre diverse borse/piattaforme 
elettroniche: PSV, TTF, EEX (le tre impattate dal gasdotto Transitgas). Tendenzialmente 
analizzeremo il Day Ahead Price (dove il prezzo viene influenzato dalla logica di domanda e offerta, 
disponibilità infrastrutture e stoccaggio). Il Day Ahead indica il mercato del giorno prima per il gg. 
successivo alla contrattazione. È un prodotto visto che sottointesa vi è una scadenza. È quanto ci si 
impegna a ricevere il giorno successivo della negoziazione. Viene misurato in €/MWH (ora/ora).  
Per i costi di trasporto ha senso evidenziare nello specifico i diversi modelli che si applicano a 
livello di paesi europei, soffermandosi sulla struttura del costo del trasporto in Italia (quali sono le 
componenti/variabili) già analizzato precedentemente nel cap. 1.2. 
 
Obiettivo dell’analisi  
L’obiettivo dell’analisi è quello di dimostrare come la fisicità della commodity e la logistica 
sottostante a livello di infrastruttura abbiano un impatto significativo nella definizione delle 
dinamiche dei prezzi e sulla struttura di mercato. 
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Il panel di dati considerati si compone dell’analisi del mercato spot dei Day Ahead Prices sulle 
borse elettroniche e mercati di bilanciamento APX (Olanda) ed EEX (Germania) e del punto di 
scambio virtuale PSV (Italia), i principali punti di scambio toccati dalla chiusura del gasdotto 
Transitgas, su un arco temporale di due anni (serie storica dal 9 Ottobre 2008 al 25 Novembre 
2010)(tab. 12), ma anche tre borse/piattaforme profondamente cointegrate. 
PSV (Italia)
Date
All-Day Index 06:00 -
18:00 LET (€/MWh)
Volumes # Traders All-Day Index 06:00 -
18:00 LET (€/MWh)
All-Day Index 06:00 -
18:00 LET (€/MWh)
Volumes # Traders
09.10.08 25,3000 0 2 33,250 24,30 2880 6
10.10.08 23,7380 4.320 0 33,250 21,42 5760 6
11.10.08 - 0 0 - - 0 0
12.10.08 - 0 1 - - 0 0
13.10.08 23,4333 720 2 - 22,80 7920 13
14.10.08 22,2500 3.600 1 - 26,96 3840 6
15.10.08 25,8800 720 2 33,250 23,19 7200 11
16.10.08 22,3000 2.160 0 32,200 24,64 4560 7
17.10.08 22,6667 0 1 32,200 23,95 9600 14
18.10.08 - 1.920 1 - - 0 0
19.10.08 17,0000 2.160 1 - - 0 0
20.10.08 19,0000 1.440 0 - 25,44 4080 8
21.10.08 23,8500 0 0 - 28,93 6480 10
22.10.08 24,0670 0 0 - 28,82 3360 5
23.10.08 25,3520 0 0 33,000 28,43 5040 7
24.10.08 26,6780 0 0 33,000 30,82 1440 3
25.10.08 - 0 0 - - 0 0
26.10.08 - 0 0 - - 0 0
27.10.08 28,4230 0 1 34,250 31,20 3840 6
28.10.08 30,7510 1.440 0 34,000 31,50 3360 6
29.10.08 31,8000 0 2 34,000 30,70 3360 5
30.10.08 30,3280 1.440 1 33,000 30,85 5760 9
31.10.08 30,0250 5.760 0 32,000 29,96 4800 7
01.11.08 - 0 1 - - 0 0
02.11.08 - 720 0 - - 0 0
APX TTF (Olanda) EEX (Germania)
 
Tab. 12: Raccolta dati Day Ahead Price su APX TTF (Olanda), PSV (Italia) e EEX (Germania). Fonte: 
Elaborazioni proprie su dati Edison, 2010. 
 
Anche se gli hub e le relative borse elettroniche o mercati di bilanciamento sono tra loro 
connessi, la capacità di trasporto è limitata. Questo fa sì che i differenziali tra i prezzi del gas 
scambiato nei diversi hub non siano costanti ma risultino piuttosto volatili, creando delle opportunità 
di arbitraggio fisico e finanziario. 
Dal grafico (fig. 49) si evince come le tre borse e mercati di bilanciamento APX, PSV ed EEX 
seguano un andamento similare, anche se il prezzo più alto rimane quello negoziato al PSV. Nel lungo 
periodo i prezzi convergono ma nel breve periodo possono divergere anche significativamente. Anche 
se gli hub sono tra loro interconnessi, il PSV è altamente condizionato dai mercati europei. Nel breve 
periodo (front month) il prezzo PSV è correlato al prezzo di hub europei più liquidi quali TTF e EGT. 
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Rimane evidente che sia le dinamiche macro (tendenze) sial la micro-struttura del prezzo che la 
stagionalità sono molto simili.  
 
Fig. 49: Andamento Day Ahead Pricing tra APX, EEX e PSV serie storica 2 anni. Fonte: elaborazione propria 
su dati Edison, 2010. 
 
Per fornire degli esempi concreti sulla cointegrazione e sulle relazioni di prezzo tra le tre 
borse/piattaforme elettroniche, è stato analizzato l’andamento dei Day Ahead Price in tre particolari 
momenti: 
 durante la crisi economica del 2008; 
 durante la crisi Ucraina-Russia del 2009; 
 durante la chiusura del gasdotto Transitgas ed il periodo relativo a quello dei rumors sulla 
riapertura ed in seguito alla notizia ufficiale di riapertura a fine Novembre (Q4 analysis). 
Si è ricorsi quindi all’analisi delle differenze assolute e percentuali dei Day Ahead Price tra TTF-












































































































































09.10.08 -7,9500 -24% -8,9500 -27% -1,0000 -3,95%
10.10.08 -9,5120 -29% -11,8300 -36% -2,3180 -9,76%
11.10.08 0,0000 0% 0,0000 0% 0,0000 0,00%
12.10.08 0,0000 0% 0,0000 0% 0,0000 0,00%
13.10.08 0,0000 0% 0,0000 0% -0,6333 -2,70%
14.10.08 0,0000 0% 0,0000 0% 4,7100 21,17%
15.10.08 -7,3700 -22% -10,0600 -30% -2,6900 -10,39%
16.10.08 -9,9000 -31% -7,5600 -23% 2,3400 10,49%
17.10.08 -9,5333 -30% -8,2500 -26% 1,2833 5,66%
18.10.08 0,0000 0% 0,0000 0% 0,0000 0,00%
19.10.08 0,0000 0% 0,0000 0% 0,0000 0,00%
20.10.08 0,0000 0% 0,0000 0% 6,4400 33,89%
21.10.08 0,0000 0% 0,0000 0% 5,0800 21,30%
22.10.08 0,0000 0% 0,0000 0% 4,7530 19,75%
23.10.08 -7,6480 -23% -4,5700 -14% 3,0780 12,14%
24.10.08 -6,3220 -19% -2,1800 -7% 4,1420 15,53%
25.10.08 0,0000 0% 0,0000 0% 0,0000 0,00%
26.10.08 0,0000 0% 0,0000 0% 0,0000 0,00%
27.10.08 -5,8270 -17% -3,0500 -9% 2,7770 9,77%
28.10.08 -3,2490 -10% -2,5000 -7% 0,7490 2,44%
29.10.08 -2,2000 -6% -3,3000 -10% -1,1000 -3,46%
30.10.08 -2,6720 -8% -2,1500 -7% 0,5220 1,72%
31.10.08 -1,9750 -6% -2,0400 -6% -0,0650 -0,22%
01.11.08 0,0000 0% 0,0000 0% 0,0000 0,00%
02.11.08 0,0000 0% 0,0000 0% 0,0000 0,00%
03.11.08 -3,0000 -9% -3,3000 -10% -0,3000 -1,02%  
Tab. 13: Raccolta dati Differenze Assolute e % Day Ahead Price tra TTF-PSV, EEX-PSV ed EEX-TTF. Fonte: 
Elaborazioni proprie su dati Edison, 2010. 
 
Effetti della crisi economica  
 
Fig.50: Andamento day ahed pricing differenze valori assoluti tra APX, EEX e PSV 2008. Fonte: elaborazione 
propria su dati Edison, 2010. 
Si registrano delle delle differenze di prezzo tra il PSV e il TTF che mediamente sono di c.a. il 
32,4% pari a 7,84 €/MWh, mentre la differenza tra il PSV e l’EEX è di c.a il 27,8% pari a 6,98 €/MWh. 











































































































































Effetti della crisi Ucraina-Russia del 2009 
 
Fig.51: Andamento day ahed pricing differenze valori assoluti tra APX, EEX e PSV 2009. Fonte: elaborazione 
propria su dati Edison, 2010. 
Si registrano delle differenze di prezzo tra il PSV e il TTF che mediamente sono di c.a. il 50% pari 
a 6,06 €/MWh, mentre la differenza tra il PSV e l’EEX è di c.a il 44% pari a 5,61 €/MWh. Si registrano 
prezzi in diminuzione. 
 
Effetti della Chiusura del Transitgas e dei rumors sul mercato 
 
Fig.52: Andamento day ahed pricing differenze valori assoluti tra APX, EEX e PSV 2010. Fonte: elaborazione 
propria su dati Edison, 2010. 
Si registrano delle differenze di prezzo tra il PSV e il TTF che mediamente sono di c.a. il 37,6% 












































































































































































































































































ci si aspetta, il prezzo del gas aumenta dopo la chiusura del Transitgas ed in concomitanza ai rumor 
di mercato su un possibile slittamento della riapertura a fine anno.  
 
Alcune osservazioni 
Questi andamenti dei prezzi spot non presentano gli effetti delle clausole contenute nei contratti 
di importazione di lungo termine europei, che introducono uno sfasamento temporale tra i prezzi 
petroliferi e quelli del gas importato. Il gas spot ha raggiunto prezzi pari a meno della metà di quelli 
del petrolio a parità di contenuto energetico, mentre quelli dei contratti di lungo termine è risultato 
superiore al 70%. Successivamente i prezzi spot hanno seguito più l’andamento della domanda che 
quello dei prezzi del petrolio (il minimo è stato raggiunto in luglio), mantenendosi comunque ben al 
di sotto del 50% rispetto a quelli del petrolio, e soprattutto si è assistito ad un riallineamento dei 
prezzi spot sulle due sponde dell’Atlantico. 
Inoltre la serie storica analizzata è caratterizzata da eteroschedasticità, presentando una 
valutazione caratterizzata da un comportamento non costante nel tempo. È stata verificata 
empiricamente l’influenza di breve periodo degli shock sui prezzi da infrastruttura. A ciò si aggiunge 
il comportamento asimmetrico, evidenziato dai Day Ahead Price, in base al quale shock negativi 
sembrano incrementare la volatilità più di quanto non facciano shock positivi (leverage effect). 
 
Analisi econometrica dello shock da infrastruttura 
Per sviscerare in particolare il tema degli impatti derivanti dalla chiusura del Transitgas e 
relativo shock da infrastruttura e dimostrare come la fisicità della commodity e la logistica 
sottostante a livello di infrastruttura abbiano un impatto significativo nella definizione delle 
dinamiche dei prezzi e sulla struttura di mercato, è stata effettuata una regressione lineare semplice 
per verificare in che modo la differenza di prezzo dipenda dalla capacità. Il metodo econometrico 
usato per la costruzione dei modelli econometrici, può essere classificato in tre fasi: specificazione 
del modello, struttura dei parametri e test.   
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Tab. 14: Regressione lineare semplice del modello econometrico. Elaborazione propria, 2010. 
 
Il modello di regressione lineare utilizzato assume la seguente formula generale: 
y = a +(b)* c 
Dove: 
y = insieme delle osservazioni della variabile dipendente  
a = costante = 7.710  
b = coefficiente = -7.593  
c = capacità 
L’analisi è stata effettuata sui prezzi spot: 
 TTF = Olanda; 
 PSV= Italia; 
 EEX= Germania. 
La variabile dipendente: 
 Differenze giornaliere: tra TTF e PSV; 
 Differenze giornaliere: tra EEX e PSV; 
 Differenze giornaliere: tra EEX e TTF. 
La variabile indipendente: 
 domanda e offerta (data da una serie di variabili). 
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La differenza di prezzo è espressa in €/MWh.  
Inoltre nel modello non è stata prevista alcuna componente di disturbo. 
Le informazioni che abbiamo analizzato sono 959 osservazioni che vanno dal 29 Ottobre del 2008 
al 25 Novembre del 2010. Abbiamo usato sia la differenza tra APX (TTF) e PSV e EEX e PSV. 
Considerando la massima capacità dei gasdotti (rete satura) per 815 osservazioni (in presenza di 
Transitgas) a 82,5 miliardi di metri cubi: 
 47,5 che arrivano dal gasdotto TAG e  
 35 che arrivano dal Transitgas.  
Inoltre abbiamo 144 informazioni a rete non satura, con esclusa la capacità di gas proveniente dal  
Transitgas (considerata solo la capacità del Tag). 
72 osservazioni sono riferite alla differenza tra APX/TTF e PSV e altre 72 riferite alla differenza tra 
EEX e PSV. 
Siccome la differenza di prezzo è misurata in €/MWh, mentre la capacità viene misurata in 
miliardi di metri cubi al giorno, è stato necessario convertire l’unita di misura nell’analisi dei Day 
Ahead Price. 
1 metro cubo =  10,35 kWh 
1 metro cubo =  0,01035 MWh 
Una volta effettuata la stima dei coefficienti, utilizzando un metodo di minimi quadrati è stato 
necessario verificare la misura in cui le variabili risultano statisticamente significative nello spiegare 
il modello. Dal campione randomizzato emerge un P-Value molto basso, pari a: 
P-Value = .0002 
Il test risulta quindi essere statisticamente significativo, proprio perché minore risulta essere il 
valore della P-Value, più forte è l’evidenza contro l’ipotesi nulla, essendo la P-Value una quantità 
che misura l’evidenza fornita dai dati contro l’ipotesi nulla (i dati sono tali da allontanarli 
dall’ipotesi nulla), quindi risulta evidente come le infrastrutture di trasporto  e la fisicità della 
commodity abbiano un impatto significativo nella definizione delle dinamiche dei prezzi e sulla 
struttura di mercato. 
Successivamente sono state ipotizzate tre analisi con scenari differenti (tab.15): 




              
Tab. 15: Differenze di prezzo tra PSV e TTF/EEX (€MWh) sulla base dei tre scenari/simulazioni. 
Elaborazione propria su dati Edison, 2010. 
 
1° Analisi: Scenario shock di assenza da infrastruttura  
Considerando il periodo di assenza di capacità del Transitgas pari a 35 miliardi di metri cubi), 
con una disponibilità sulla rete pari a 47, 5 miliardi di metri cubi. In questo caso la differenza di 
Prezzo tra il PSV e il TTF/EEX è pari a 6,72 €/MWh.  
La differenza di prezzo giornaliera dovuta all’assenza di Transitgas è pari a 0,728102€/MWh, 
generando un costo complessivo pari a 298.294.192 €/MWh per i cinque mesi di mancata copertura 
per un consumo totale di c.a. 39 miliardi di metri cubi. 
 
2° Analisi: Scenario massima capacità della rete 
La seconda analisi prende in considerazione il periodo di massima capacità della rete pari 82,5 
miliardi di metri cubi, con il pieno funzionamento del Transitgas, dove la differenza tra il Prezzo tra 
il PSV e il TTF/EEX sarebbe pari a 5,99€/MWh.  
La differenza di prezzo giornaliera dovuta all’assenza di Transitgas è pari a 1,803 € MWh. Il 
risparmio per il ripristino del Transitgas sarebbe pari a 180,3909589 €/MWh. 
 
3° Analisi: Scenario over capacity della rete 
La terza analisi ipotizza un aumento di capacità pari a 30 miliardi di metri cubi, che potrebbe 
derivare dal potenziamento di infrastruttura via pipeline o tramite GNL, la differenza di Prezzo tra il 
PSV e il TTF/EEX (€/MWh) diminuirebbe a 5,370 €/MWh.  
Il risparmio giornaliero per un’aumentata capacità pari a 30 mld sarebbe pari a 0,62 €/MWh, che 
porterebbe ad un risparmio complessivo annuale di 613.633.767 €/MWh. 
In conclusione, valutato un consumo complessivo in Italia di gas naturale pari a 95 miliardi di 
metri cubi annui, pari a 983.250.000 MWh la differenza di prezzo dovuta all’assenza di Transitgas è 
stata pari a 0,72 €/MWh. 
 







Considerando gli stoccaggi attualmente disponibili (15-20%) del fabbisogno annuale, e il tasso di 
utilizzo delle infrastrutture, ovvero c.a. il 90% della capacità, l’interruzione prolungata di un’arteria 
importante come quella del Transitgas e dei suoi flussi ha portato a non pochi problemi di 
approvvigionamento con un shock dell’offerta aggregata che ha portato a sua volta ad un aumento 
significativi dei prezzi.  
 Una valutazione non distorta dell’offerta porta a ritenere che in Italia un sistema del gas 
adeguato all’attuale domanda, in grado sia di creare spazi di competizione tra i Paesi fornitori sia di 
fronteggiare anche interruzioni invernali prolungate di una delle principali fonti di 
approvvigionamento, dovrebbe disporre di almeno 80 Mmc/g aggiuntivi di offerta; questo è un valore 
molto rilevante se confrontato con gli investimenti in corso (vedi cap. 1). 
Quello che si evince dall’analisi dei prezzi spot sulle principali borse europee a seguito della 
chiusura del Transitgas è un’Italia povera di infrastrutture che quando il prezzo è basso non può 
comprare perché non ha dove stoccarlo e quando il prezzo è alto o paga o non può consumare. Più 
volte negli ultimi anni avevamo avuto evidenti e amare dimostrazioni della povertà infrastrutturale in 
situazioni di prezzi alti: le criticità legate alle carenze infrastrutturali sono state evidenziate con 
nettezza nel recente passato dalle gravi crisi di approvvigionamento, costate oltre 100 milioni di 
euro ai consumatori italiani, innescate o da picchi di domanda invernale (crisi del 2004-2005 e del 
2005-2006) o da temporanee indisponibilità di importazioni (crisi Ucraina-Russia del 2009). 
Dalla descrizione del caso dell’interruzione del Transitgas, emerge che nonostante la richiesta di 
consumi sia potenzialmente coperta da contratti, in caso di interruzione forzata delle reti di 
trasporto, si manifesta un grave deficit infrastrutturale per: 
 assicurare la crescita delle importazioni; 
 aumentare la sicurezza negli approvvigionamenti; 
 diversificare le fonti di approvvigionamento; 
 aumentare il rapporto domanda/offerta; 
 far crescere un certo “prezzo del gas”. 
Inoltre l’attivitá di trading sul PSV si è mantenuta scarsa e incostante nel corso dei mesi di 
continua interruzione su Transitgas. È stato concluso un numero molto limitato di contratti.  Si 
evince quindi che, nonostante la copertura dei consumi, siglata dai contratti take or pay, emerge 
una drammatica situazione di deficit infrastrutturale di ampia durata, visto che altre realizzazioni 
sono attualmente incerte e comunque spostate nel tempo.  
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Secono spunti interessanti dalla letteratura (Glachant et al., 2010) è inoltre importante 
segnalare come le infrastrutture, in particolare quelle di trasporto, generano economie esterne non 
solo per i consumatori ma ovviamente anche per le imprese (fig. 53), traducendosi facilmente e 
quasi automaticamente in risparmi di costi e di tempi. Danno origine ad evidenti esternalità che 
influiscono sia sulle attività interne alle imprese, sia sui loro rapporti con l’economia ed i mercati. 
Alle economie esterne sono associate una migliore qualità dei fattori produttivi e minori costi di 
aggiornamento e di mantenimento degli stessi e per questa via si determina un incremento della loro 
produttività ed il miglioramento del rapporto prezzo–qualità del prodotto finale ribaltabile al 
consumatore (ANCE, 2008). 
 
Fig. 53: Albero del valore del potenziamento delle infrastrutture.                                                                  














6.  CONCLUSIONI ED IMPLICAZIONI DI POLICY: DIRETTRICI ED AZIONI DI INTERVENTO 
 
     In questa sezione conclusiva, si è operato uno sforzo per individuare alcune soluzioni di politica 
energetica, applicate al mercato gas, utili per superare le criticità analizzate nei precedenti capitoli, 
attraverso l’indicazione di una mappa di azioni di breve e medio-lungo periodo, che ripercorrono la 
struttura della tesi: dalla descrizione della filiera del gas, alla sezione della normativa per giungere 
alla determinazione del prezzo di mercato. L’obiettivo della ricerca deve rimanere quello di 
presentare delle direttrici ed azioni di intervento che perseguano lo sviluppo di un sistema gas, 
sostenibile, sicuro ed attento ai temi del progressivo esaurimento dei combustibili fossili e della 
competitività del Paese, dove l’efficienza del sistema sia, in larga misura, trasferita nel prezzo 
finale.  
Nella costruzione delle policy e delle sue implicazioni si deve tener conto di importanti principi: 
innanzitutto riconoscere la sistematica sussistenza di esternalità, positive e negative, sia sul lato 
della domanda che dell’offerta, ed in secondo luogo prevedere, pur nel quadro di un coordinamento 
nazionale, il principio del Cost Benefit Sharing a livello territoriale.  
    Lo scenario descritto nel presente lavoro ed il previsto aumento dei consumi del gas naturale 
stimato per i prossimi anni all’interno della complessità del mercato analizzato, portano sicuramente 
alla considerazione di segnalare la necessità di potenziamento del sistema delle infrastrutture di 
approvvigionamento del gas, concetto rafforzato nella descrizione delle principali problematiche 
della filiera all’interno del primo capitolo, e anche dall’incidenza delle infrastrutture sulla 
determinazione del prezzo di mercato, tesi sostenuta dall’analisi econometria applicata al caso di 
studio del Transitgas, all’interno del quinto capitolo. 
 I vantaggi che ne deriverebbero per l’Italia includono una maggiore diversificazione geografica 
della provenienza delle importazioni e lo sfruttamento di nuove opportunità, quale l’utilizzo del gas 
alternativo (GNL o shale gas) (fig. 54). 
Un sistema di approvvigionamento meno rigido e più diversificato permetterebbe la creazione di 
un mercato concorrenziale caratterizzato anche da forniture (compravendita) di tipo spot. D’altra 
parte, la creazione di un sistema più flessibile non può prescindere da una semplificazione 
dell’attuale quadro legislativo descritto all’interno del secondo capitolo dell’elaborato, e da un 
utilizzo diversificato di infrastrutture della filiera, quali gli stoccaggi, visti non più come semplice 
riserva di emergenza o modulazione, ma come veri e propri strumenti di mercato. La possibilità di 
allocare quantità significative di gas consentirebbe agli operatori di sfruttare singole opportunità e 
favorirebbe le sempre più frequenti sinergie con il settore della generazione elettrica. 
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Fig. 54: Benefici derivanti dal potenziamento infrastrutturale sul mercato Gas Italia.                        
Fonte: elaborazione propria, 2010. 
Inoltre è necessario capire se la creazione di una Società Europea del Gas e dell’Energia 
potrebbe portare a nuovi investimenti in infrastrutture, acquisendo una posizione di rilievo sui 
mercati internazionali, da cui ottenere una fornitura maggiore, a condizioni migliori, con 
un’adeguata strategia di contrasto verso i monopoli extraeuropei, così come enucleato all’interno del 
quarto capitolo. 
È necessario fare un passo indietro e analizzate comel’incremento degli scambi di gas naturale al 
quale stiamo assistendo, sta aumentando la richiesta di servizi di trasmissione e pone l’attenzione su 
un nuovo modello per le espansioni di rete, che incentiva la realizzazione di nuove infrastrutture, 
assegnando agli investitori il diritto di accesso prioritario a quote della capacità di trasporto 
realizzata. Il diritto di trasmissione può essere fisico o finanziario, comunque, in ambedue i casi, la 
remunerazione riflette il differenziale di prezzo dell’energia tra le due aree/nodi che la linea 
collega.  
In questo caso la tariffa di trasmissione è denominata MBTR (Market Based Transmission Rate). È 
evidente che, secondo questo meccanismo, un investimento risulta particolarmente appetibile solo 
nel caso di forti congestioni di rete, presenti tipicamente a cavallo fra due sistemi di rete regionali 
oppure, come accade in Europa, alla frontiera fra due o più nazioni confinanti. Tali congestioni sono 
il risultato di un marcato dislivello di prezzi dell’energia tra due zone e possono pertanto garantire 
ritorni adeguati sull’investimento iniziale, necessario per la realizzazione dell’infrastruttura di 
trasmissione. L’interconnessione fra diversi sistemi di gas naturale consente una serie di vantaggi, 
tecnici ed economici, come la competizione nel mercato, la condivisione delle riserve e degli altri 
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servizi di bilanciamento, che aumentando il livello di sicurezza, o dualmente riducendone i costi 
associati.  
     Il valore di ogni struttura di interconnessione avviene in funzione delle caratteristiche della 
produzione, del quantitativo di gas naturale trasportato e dei temi di trasmissione nelle due zone 
interconnesse. Dove si presentano differenze sistematiche fra i prezzi dell’energia, come nel caso 
dell’Italia rispetto ai paesi europei confinanti l’interconnessione, come identificato nel quarto 
capitolo, è utilizzata per fornire un servizio di baseload. All’interconnessione (intesa nell’ottica di 
Market Based precedentemente introdotta) viene associato un vantaggio economico solo se persiste 
una congestione fra le due aree interessate (ossia se la capacità di trasporto è insufficiente a coprire 
il differenziale dei costi). La valutazione delle remunerazione di un collegamento di interconnessione 
potrebbe prevedere anche l’utilizzo della capacità di trasporto come allocazione nel mercato della 
riserva, senza quindi implicare un effettivo flusso energetico.  
     Con la liberalizzazione dei mercati, ampliamente descritta all’interno del secondo capitolo, si è 
realizzato invece un disaccoppiamento fra le decisioni di investimento in nuova capacità e 
l’evoluzione della rete: ne è conseguita l’opportunità di un sistema più ridondante e più flessibile di 
quello necessario ai tempi di una pianificazione unificata, che risponda a segnali di mercato secondo 
criteri di efficienza economica. A causa anche dei vincoli ambientali, il sistema di trasmissione in 
questi anni è diventato, o sta diventando, il vero bottleneck per uno sviluppo organico del mercato; 
il concetto di monopolio naturale, che ha come base il concetto di non duplicare le reti, se inteso in 
senso restrittivo è tale da non lasciare accesso ad investimenti privati nella trasmissione ed ha posto 
e può porre limitazioni allo sviluppo del libero mercato tra differenti aree.  
      Non sarà facile portare a termine una transizione molto complessa di un mercato da sempre 
oggetto di monopolio, ma l’obiettivo di creare un mercato efficiente, liquido e trasparente non è un 
miraggio. Probabilmente, però, all’interno del contesto italiano si è sottovalutata la portata di un 
processo di liberalizzazione che in paesi come gli Stati Uniti e la Gran Bretagna è durato ben più di 
un decennio, e che in Italia si vedrà solo nell’interconnessione dei vari hub europei e 
nell’interoperabilità delle reti di trasporto, rendendo virtuoso l’incontro tra domanda e offerta 
originando un più efficiente meccanismo di fissazione del prezzo. 
Alla fine di questo contributo, possiamo affermare con ragionevoli margini di certezza che i 
problemi maggiori del sistema Italia derivano dall’accesso allo stoccaggio e alle reti di trasporto, 
dalla mancanza di liquidità e flessibilità, oltre che da una mancanza di chiarezza circa il 















Fig. 55: Fattori rilevanti per lo sviluppo del mercato italiano.                                                     
Fonte: elaborazione propria, 2010. 
      Queste problematiche potrebbero però essere risolte nei prossimi anni se verranno presi i giusti 
provvedimenti, che, in estrema sintesi sono così riassumibili: 
- trasformazione di SRG in un Transport & Storage System Operator, indipendente da ogni altro 
soggetti del mercato e operante in modo da perseguire soltanto l’efficienza nell’utilizzo delle 
infrastrutture che si troverà a gestire; 
- potenziamento del GNL, come dovrebbe avvenire con i recenti progetti in corso (vedi cap. 2); 
- potenziamento del PSV e della P-Gas fino a diventare non solo futura borsa del gas, ma dei 
veri e propri system hub sul modello inglese, dove tutte le infrastrutture sono 
telematicamente interconnesse, dove la flessibilità permetta a tutti gli operatori un 
bilanciamento in tempi ridotti e privo di penali utilizzando tutti gli strumenti potenzialmente 
disponibili; 
- creazione di un hub del gas di respiro europeo. 
     Gli interventi proposti su stoccaggio, bilanciamento e mercato wholesale consentirebbero di 
migliorare l’efficienza del mercato e dare segnali di prezzo certi che orientino il comportamento 
degli operatori. Tre dunque le capabilities da attivare nel modello di evoluzione del mercato del gas 
Italia:  
1) Nuovi criteri di allocazione e uso della capacità di stoccaggio per rendere disponibili risorse a 























capacità di stoccaggio e un ampliamento dei servizi resi ed un principio di allocazione non 
discriminatorio. Dalla situazione di partenza che vede tutta la capacità disponibile essere 
allocata prioritariamente a operatori con clienti residenziali o riserva strategica, nessuno 
stoccaggio disponibile per operatori senza clienti residenziali e stoccaggio inteso come 
business regolato tout court è possibile arrivare ad un nuovo modello, incentrato sui seguenti 
punti: 
• revisione criteri allocazione stoccaggio residenziale, al fine di liberare capacità da 
destinare ad altri utilizzi, assegnata tramite aste. In alternativa, per ragioni di politica 
industriale, è possibile prevedere criteri di assegnazione diretta nel transitorio (es. 
“zainetto”); 
• revisione delibera 303/07 sull’utilizzo degli stoccaggi al fine di rendere più flessibile la 
capacità utilizzabile; 
• esplicita previsione normativa per tutta la nuova disponibilità di stoccaggio di operare 
in pura logica merchant, in esenzione totale o parziale. 
2) Evoluzione da “bilanciamento a stoccaggio” a “bilanciamento a mercato”, rivedendo il 
meccanismo di bilanciamento secondo criteri di equità e incentivo a comportamenti virtuosi, 
creando un meccanismo di mercato che consenta di prezzare e meglio allocare la flessibilità 
presente a sistema. Dalla situazione di partenza che vede il bilanciamento chiuso a 
stoccaggio, una disparità di trattamento tra shipper con stoccaggio (nessuna penalità di 
sbilancio) e shipper senza (fortemente penalizzato) e nessun incentivo alla corretta 
programmazione si può pensare a due direttive:  
 Bilanciamento a mercato, dove: 
– gli shipper si approvvigionano sul mercato intra-day ai fini del bilanciamento; 
– il TSO è soggetto di bilanciamento di ultima istanza (compra gas di 
bilanciamento a mercato1 e ribalta il costo su shipper sbilanciati). 
 Penali di sbilanciamento (on top al prezzo del gas) su volumi sbilanciati e sistema di 
tolleranze.   
3) Evoluzione del PSV in ottica europea e gestione ottimale della borsa che opera sull'hub, 
allineando le caratteristiche del PSV alle best practice europee per favorire un aumento della 
liquidità e fruibilità per le attività della borsa finanziaria sul PSV (e dei relativi sistemi di 
controllo). 
Dal solito punto di partenza del mercato fisico (PSV) caratterizzato da gamma di prodotti 
limitata, contratti standard non ufficiali, pochi broker operanti ed accesso consentito ai 
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player privi di un contratto di trasporto solo indicando un soggetto compensatore con la 
mancanza di una borsa finanziaria, ad una situazione di:  
▪ Allineamento del PSV alle best practice Europee: 
– Allargamento gamma prodotti e introduzione contratti standard; 
– Accesso consentito a tutti i player con opportune garanzie; 
– Pubblicazione prezzi; 
– Revisione normativa (es. dichiarazione provenienza gas). 
Con tali presupposti, il tentativo di questo lavoro è stato quello di poter concludere con la 
presentazione delle principali tappe di percorso evolutivo (fig. 56) che il nuovo mercato gas italiano 
dovrà affrontare nei prossimi anni, che potrebbero poggiare su tre fasi distinte. Una prima di breve 
periodo, di rimozione degli impedimenti attuali sullo stoccaggio, dove il PSV si dovrebbe allineare ai 
modelli di riferimento europei, con nuovi criteri di allocazione e uso dello stoccaggio. Una seconda 
fase di medio periodo (entro il 2013), di avvio dei meccanismi di market-based, all’interno della 
quale si dovrebbe espletare il pieno funzionamento della borsa finanziaria del gas con la possibilità di 
far entrare nuova capacità di stoccaggio non regolata. Ed infine, una terza tappa di lungo periodo 
(entro il 2020), di completamento del roll-out di sistemi market-based, con il bilanciamento per tutti 
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Fig. 56: Principali tappe del percorso evolutivo Gas Italia.                                                                              
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